UNIVERSIDAD NACIONAL AUTONOMA DE MEXICO

FACULTAD DE INGENIERIA

Comparativa y analisis de los métodos
numéricos y analiticos para la solucion
del flujo de fluidos en medios porosos
fracturados y su aplicacion en
Yacimientos Mexicanos

TESIS

Que para obtener el titulo de
Ingeniero Petrolero

PRESENTA

Ivan Solis Pérez

DIRECTOR DE TESIS
Dr. Victor Leonardo Teja Juarez

Ciudad Universitaria, Cd. Mx., 2025



(ANGENIERIZ)

—"aF SNy

0 SACONAL AUTONONY
3L

.‘.os?g!

PROTESTA UNIVERSITARIA DE INTEGRIDAD Y

HONESTIDAD ACADEMICA Y PROFESIONAL
(Titulacion con trabajo escrito)

De conformidad con lo dispuesto en los articulos 87, fraccion V, del Estatuto General, 68, primer
parrafo, del Reglamento General de Estudios Universitarios y 26, fraccion I, y 35 del Reglamento
General de Examenes, me comprometo en todo tiempo a honrar a la institucion y a cumplir con los
principios establecidos en el Cédigo de Etica de la Universidad Nacional Auténoma de México,
especialmente con los de integridad y honestidad académica.

De acuerdo con lo anterior, manifiesto que el trabajo escrito titulado COMPARATIVA Y ANALISIS
DE LOS METODOS NUMERICOS Y ANALITICOS PARA LA SOLUCION DEL FLUJO DE
FLUIDOS EN MEDIOS POROSOS FRACTURADOS Y SU APLICACION EN YACIMIENTOS
MEXICANOS que presenté para obtener el titulo de INGENIERO PETROLERO es original, de mi
autoria y lo realicé con el rigor metodoldgico exigido por mi Entidad Académica, citando las fuentes
de ideas, textos, imédgenes, graficos u otro tipo de obras empleadas para su desarrollo.

En consecuencia, acepto que la falta de cumplimiento de las disposiciones reglamentarias y
normativas de la Universidad, en particular las ya referidas en el Cédigo de Etica, llevar4 a la nulidad
de los actos de cardcter académico administrativo del proceso de titulacion.

(__~VAN SOLIS PEREZ
Numero de cuenta: 420053538






He coleccionado tantos fracasos en mi vida
que podria poner un museo.
Pero siempre creo que lo mejor estd por venir.
No deberias rendirte.
Juan Carlos de Bodoque y Vodoque,
31 minutos.



A mi madre.

Que estas pdginas sean la prueba de los
suenos alcanzados y el esfuerzo compartido.



Agradecimientos

A mi madre Eugenia Pérez Ortega, mi primer hogar, por ensefiarme el valor del trabajo
y el esfuerzo, por inculcarme el espiritu de aventura y el anhelo de descubrir el mundo; y
cuando llegd el momento, por darme alas para volar, la fortaleza para el viaje, y un amor
incondicional que me acompana a dondequiera que vaya.

A mis grandes amigos, Mauricio “Fifi Bodoque” & Rodrigo “Students”, por ser compa-
neros de aventuras, contrincantes de videojuegos, confidentes de mis tragedias, amistades
sinceras, y recordarme que las cosas que son mas importantes que el objetivo final pueden
estar ahi, a un lado del camino. Gracias a ustedes, la tesis llegd antes que la 33.

A las familias Pérez Ortega, Solis Baeza & Espinosa Fernandez, por su carino incon-
dicional, los bellos recuerdos y la calidez con la que siempre me reciben en su hogar.

Al Dr. Victor Leonardo Teja Juarez, por su confianza, asesoramiento, apoyo, tiempo,
paciencia y motivaciéon ain cuando queria abandonar el trabajo.

A la Facultad de Ingenieria, por haberme brindado las facilidades y el profesorado
necesario para mi formaciéon integral como ingeniero.

A la Universidad Nacional Auténoma de México, por permitirme estudiar en la mé-
xima casa de estudios de la nacién y brindarme no solo conocimientos, sino una travesia
invaluable.



Resumen

Los yacimientos naturalmente fracturados, cuyas reservas representan un 50 % del hi-
drocarburo a nivel mundial, se encuentran localizados en regiones caracterizadas por una
alta complejidad geoldgica. A diferencia de los yacimientos convencionales homogéneos,
estos sistemas exhiben una dualidad estructural compuesta por una matriz porosa de baja
permeabilidad y una red de fracturas de alta conductividad. Esta configuracion particular
da lugar a un comportamiento dinamico complejo en el flujo de fluidos, cuyo entendimiento
resulta fundamental para su explotacion 6ptima, la prediccion de la produccion y el dise-
no de estrategias eficientes de recuperacion mejorada. Estudiar y comprender el fenémeno
ocurrido en este tipo de medios no solo es relevante desde el punto de vista académico,
sino que constituye un componente estratégico para la sostenibilidad energética y la toma
de decisiones oportunas en la industria petrolera.

Uno de los aspectos fundamentales para la representacion certera del flujo de fluidos
dentro de un yacimiento naturalmente fracturado es la formulacion empleada para mode-
lar la transferencia de fluidos entre el medio poroso y el medio fracturado. En este trabajo
se llevd a cabo una revision de la literatura para conocer los modelos de simulacion y
soluciones mas utilizados y relevantes, asi como los diferentes problemas y limitantes que
conlleva la representacion e idealizaciéon matematica-computacional de los yacimientos
naturalmente fracturados. Posteriormente, se desarrollaron los c6digos computacionales
necesarios para simular el flujo de un fluido en un yacimiento fracturado para geometria
radial (1D). Una vez desarrollados y verificados los codigos, se realizo un analisis de sensibi-
lidades variando pardmetros segtn el rango de aplicacion a fin de comparar su desempeno
en la reproduccion de los graficos diagnoéstico y determinando su rendimiento computacio-
nal. Finalmente, se proponen tres ejemplos para emplear los modelos en la caracterizacion
del flujo de fluidos en yacimientos mexicanos, haciendo uso de la herramienta desarrollada
durante la elaboracion del trabajo.
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1. Introduccion

Los yacimientos naturalmente fracturados (YNF') representan cerca del 50 % de las re-
servas globales de petroleo restantes (Abushaikha et al., 2010) y el 20 % de la produccion
mundial de aceite y gas. Por mencionar ejemplos, se tiene la formacién Asmari en Iran, los
yacimientos vugulares en el Golfo de México (Hawez et al., 2021), las calizas fracturadas
en Medio Oriente, las dolomias fracturadas en la formaciéon de San Andrés, asi como los
chalks fracturados en Texas y el Mar del Norte (Kazemi y Gilman, 1993).

Pese al valor econémico que representan los recursos almacenados en estas formaciones,
su caracterizacion, modelado y simulaciéon son los mayores desafios para la ingenieria de
yacimientos. El motivo esta en su propia naturaleza: para el estudio de un yacimiento con-
vencional, este se idealiza como un medio homogéneo cuyas propiedades petrofisicas (digase
porosidad, permeabilidad, etc.) se describen mediante un valor promedio representativo
para toda la formacion. En contraste, un YNF presenta discrepancias y discontinuidades
en toda su extension al estar conformado por dos medios de porosidad interconectados
siendo estos la matriz y la red de fracturas (véase figura 1.1)

Matriz Fractura

Yacimiento real

Figura 1.1: Representacion del medio poroso fracturado (modificado de Warren y Root, 1963).



Por un lado, la matriz posee una alta capacidad de almacenamiento pero poca permea-
bilidad; por otro, la red fracturada posee una baja capacidad de almacenamiento pero alta
permeabilidad. Este contraste tan marcado entre las propiedades de la matriz y la fractu-
ra, junto con una distribucién incierta de las fracturas propician una alta heterogeneidad
en el yacimiento, dificultando la simulacién de un yacimiento naturalmente fracturado.

Con el objetivo de representar de mejor manera las caracteristicas y el comportamiento
del flujo de fluidos en estas condiciones de heterogeneidad, se han propuesto diversos mo-
delos simplificados que conservan las propiedades especificas y la interacciéon entre ambos
medios, como se expone a continuacion.

1.1. Antecedentes

Los primeros estudios del flujo de fluidos en medios porosos fueron realizados por
Barenblatt et al. (1960). En su trabajo abordaron el tema de flujo radial de un fluido lige-
ramente compresible en un yacimiento naturalmente fracturado considerando que el flujo
ocurre Unicamente a través de las fracturas, mientras que la matriz almacena y aporta
dicho fluido a la fractura. Ademés, asumieron que la fuerza del flujo proveniente de la
matriz es proporcional a la pérdida de presion local en la fractura y a la presiéon interna
del bloque (Swaan O., 1976).

|

Matriz Fractura

Modelo de doble porosidad

Figura 1.2: Idealizacion del medio poroso fracturado (modificado de Warren y Root, 1963).

En respuesta, Warren y Root (1963) propusieron una idealizacion del modelo original
al representar el yacimiento fracturado como un sistema de doble porosidad formado por
una red de fracturas regulares ortogonales completamente interconectadas, inmersa en una



matriz porosa formada por bloques paralelepipedos que almacenan el fluido (véase figura
1.2). Dado que los bloques estan desconectados entre si, el fluido se transfiere a la red
de fracturas para después ser transportado al pozo. Esta interaccién matriz fractura la
expresan matematicamente mediante una funcion de transferencia en condiciones de flujo
pseudoestacionario (Sahimi, 2011).

A su vez, desarrollaron una soluciéon analitica que al graficar muestra dos rectas semilo-
garitmicas paralelas cuya pendiente se relaciona con la capacidad de flujo de la formacion
(Cinco Ley y Samaniego Verduzco, 1982), estableciendo asi la curva tipo de una prueba
de presiéon en pozos naturalmente fracturados.

Al desarrollar la solucién, identificaron la necesidad de implementar dos nuevas varia-
bles para caracterizar el medio fracturado: el factor de flujo interporoso (\) y la capacidad
de almacenamiento (w). A cuantifica el intercambio de fluidos entre las dos regiones, mien-
tras que w representa la fraccion del volumen poroso total asociado a una region.

A partir de estos trabajos, el modelo de doble porosidad despert6 un gran interés
gracias a su capacidad para representar el flujo de fluidos en un YNF a un bajo costo
computacional sin requerir una caracterizacion exhaustiva de la red de fracturas. Diversos
autores desarrollaron sus propuestas para centrarse en diferentes fenémenos fisicos, por
ejemplo: variando la funcién de transmisibilidad, considerando las fuerzas capilares, efec-
tos gravitacionales, el dano a la formaciéon, y métodos para reflejar de mejor manera la
heterogeneidad, entre otros aspectos. A continuacién, se mencionan algunos ejemplos:

* Odeh (1965), tras analizar distintas pruebas de presion en un YNF, concluyé que
estas formaciones podrian describirse como un yacimiento fracturado homogéneo,
por lo que desarroll6 un modelo simplificado.

* Kazemi (1969) conceptualizo el YNF como un sistema de capas horizontales (slabs)
compuesto por capas delgadas y altamente conductivas que representan las fracturas,
intercaladas con capas mas gruesas de mayor capacidad de almacenamiento pero
de menor conductividad que representan la matriz (Van Golf-Racht, 1982). Para
el intercambio de fluidos en la interfaz matriz-fractura, consider6 flujo transitorio
obteniendo resultados similares a Warren y Root, con la diferencia de una zona de
transicion mas suavizada debido al cambio en el régimen de flujo (Najurieta, 1980).

* Kazemi, Seth et al. (1969) modificaron la teoria de Warren y Root para pruebas de
interferencia, y concluyeron que a tiempos prolongados el yacimiento fracturado se
comporta como uno homogéneo (Najurieta, 1980).



*x Kazemi, Merrill et al. (1976) extendieron las ecuaciones de Warren y Root al de-
sarrollar un modelo bifésico (agua-aceite) de flujo pseudoestacionario. Consideraron
las movilidades relativas de los fluidos, las fuerzas gravitacionales, de imbibicion,
la variacion de las propiedades petrofisicas del yacimiento y la distribucion de las
fracturas.

* Swaan O. (1976) desarroll6 un modelo pseudoestacionario que describe la presion
de un yacimiento infinito naturalmente fracturado a tiempos tempranos y tardios,
tomando en cuenta una matriz esférica o slabs. Asimismo, resalto el factor de forma
como una tercera variable necesaria para caracterizar de mejor manera el YNF.

* Najurieta (1980) dio continuidad al trabajo de De Swaan presentando una solucion
analitica para describir el comportamiento de la presion en el yacimiento fracturado,
demostrando que el comportamiento de la presion se puede describir mediante cinco
parametros (Cinco Ley y Samaniego Verduzco, 1982).

* Streltsova (1983) analizo y caracterizo la curva tipo asociada al comportamiento de
la presion de fondo fluyendo en un YNF al considerar una formulacion transitoria
entre la matriz y la fractura.

Pese a la gran cantidad de modelos desarrollados en torno a los yacimientos naturalmente
fracturados, ningiin modelo es capaz de simular adecuadamente todos los sistemas frac-
turados debido a la alta heterogeneidad y la variaciéon de las propiedades de la matriz y
fracturas entre distintos yacimientos.

1.2. Planteamiento del problema

La viabilidad econémica de un proyecto petrolero depende en gran medida del com-
portamiento del yacimiento bajo las condiciones operativas estipuladas. A manera de pre-
diccion, se desarrolla un modelo capaz de replicar su comportamiento; con este, se evaltian
los posibles escenarios de explotacién, se determinan las ubicaciones para los pozos, se
proponen proyectos de recuperacion, etc.

Si el modelo es representativo, resulta en la optimizacion de los recursos, un aumento
en la recuperacion del hidrocarburo y la reduccién de la incertidumbre con respecto al
comportamiento del yacimiento. Por ello, es importante desarrollar el modelo de simulacion
tomando en cuenta las caracteristicas geologicas y del sistema fracturado. Nelson (2001)
establece que una representacion incorrecta del yacimiento, o la omisién de las fracturas
deriva en las siguientes problematicas:

1. Disminucién del factor de recuperacion.



2. Generacion de patrones primarios de recuperacion complejos que dificultan un pro-
yecto de recuperacion secundaria.

Gasto extra de capital durante el desarrollo.

Perforacion de pozos de bajo desempeno o secos.

Evaluacion inadecuada de las opciones econémicas.

Invasion de agua en etapas tempranas.

NGt W

Estimacién incorrecta de reservas.

Las principales problematicas que ocasionan un mal desempeno de los modelos de simu-
lacion para yacimientos naturalmente fracturados son:
1. Conceptualizacion, entendimiento y descripcion inadecuada del flujo de fluidos en
las fracturas.
2. Incapacidad para representar el patréon complejo de la red de fracturas asi como
asignar valores petrofisicos acertados.
3. La representacion erronea del intercambio de fluidos entre la fractura y el medio
poroso

De todas las anteriores, Wu (2016) sefiala que el aspecto principal para simular el flujo
de fluidos en un yacimiento fracturado es la funciéon que representa la interaccion matriz-
fractura bajo distintas condiciones, puesto que este término distingue al modelo de doble
porosidad del modelo convencional y rige la interaccién entre ambos medios.

De acuerdo con Streltsova (1983), las dos formulaciones principales empleadas para,
modelar la transferencia de fluidos entre la fractura y la matriz son la pseudoestacionaria
y la transitoria.

o La formulacion pseudoestacionaria (Barenblatt et al., 1960; Warren y Root, 1963)
considera que el flujo en la interfase es proporcional a la diferencia de presion entre la
matriz y la fractura. Como ventaja, simplifica el analisis matemético del fenémeno;
sin embargo, se considera que no representa correctamente el reajuste de la presion
entre la matriz y la fractura durante el periodo de transicion.

¢ La formulacion transitoria (Kazemi, 1969; Najurieta, 1980; Streltsova, 1983), tam-
bién conocida como modelo de gradiente de presion, considera que el flujo matriz-
fractura estd gobernado por un proceso de difusion lineal basado en la funcién de
difusion de calor en solidos. Si bien se complica la representacion matematica del
fendémeno, describe de mejor manera el equilibrio de presiones durante el periodo
transicional.



1.3. Objetivo general

Implementar los métodos analiticos y numéricos de flujo interporoso matriz-factura
existentes para comparar cualitativa y cuantitativamente las formulaciones de transfe-
rencia pseudoestacionaria (PSS) y transitoria (USS), con el objetivo de determinar los
parametros numéricos 6ptimos, rango de aplicacion, facilitando el uso de cada algoritmo
mediante una interfaz grafica.

Objetivos particulares

v" Revisar la literatura enfocada a la simulaciéon numérica del flujo de fluidos en medios
porosos fracturados.

v/ Contextualizar la relevancia a nivel nacional de los yacimientos naturalmente frac-

turados.

Desarrollar un c6édigo numérico utilizando la técnica de flujo interporoso tipo PSS.

Desarrollar un c6digo numérico utilizando la técnica de flujo interporoso tipo USS.

ENENIEN

Desarrollar diferentes codigos con soluciones analiticas y semianaliticas para el flujo
de fluidos en yacimientos fracturados.

Acoplar los modelos computacionales a una interfaz grafica e interactiva.
Comparar el desempeno de los codigos desarrollados y analizar los resultados.

AN

Proponer la factibilidad teoérica de su aplicacion para caracterizar el flujo de fluidos
en yacimientos mexicanos.

1.4. Estructura

El capitulo dos consta de una revision bibliografica acerca de los principales yacimien-
tos fracturados en México, definiciones y propiedades petrofisicas bésicas, asi como los
diferentes tipos de modelos empleados para simular este tipo de yacimientos. El tercer
capitulo se enfoca en el desarrollo de las diferentes soluciones analiticas y numéricas reco-
piladas para la simulacion del flujo de fluidos en un YNF, su comparaciéon con los casos
presentados en los trabajos originales y un anélisis de sensibilidades para determinar las
limitaciones de los modelos. Posteriormente, se describe el desarrollo de la herramienta
computacional y las instrucciones bésicas para su uso. A fin de verificar el uso de los mo-
delos programados, en el capitulo cinco se realiza el acoplamiento de los modelos con un
conjunto de pruebas de presion tomadas en campos mexicanos, haciendo uso de la herra-
mienta desarrollada. Por tdltimo, se discute el desempeno de los modelos y se analiza la
viabilidad de implementar los modelos estudiados como alternativa al modelo convencional
de porosidad simple.



2.Yacimientos Naturalmente
Fracturados en México

2.1. Panorama Nacional

En Meéxico se han identificado un total de 12 provincias petroleras de las cuales tres
son productoras de aceite y gas asociado, otras tres de gas no asociado, y el resto tienen un
potencial medio-bajo (véase figura 2.2). Las principales formaciones fracturadas se locali-
zan en la Cuenca del Sureste, especificamente en la subprovincia de Pilar Reforma-Akal
(véase figura 2.1). La alta concentracion de yacimientos fracturados en esta zona se debe
a los eventos geologicos ocurridos en la region, los cuales se describen a continuacion.

lm Campos de aceite
M Campos de gas

Cuencas Plataforma de
I e Provincia Yucatan
@ Comalcalco Salina del Istmo

= (Porcion de
© Filar Reforma-Akal iee

® Macuspana profundas
‘D Salina del Istmo

Figura 2.1: Subprovincias del Sureste (CNH, 2017)

La evolucion geologica del Sureste Mexicano comienza con la separacion continental
(rifting) durante el Tridsico Tardio al Jurasico Medio, desencadenando la apertura del
Golfo de México. Durante el Calloviano (a finales del Jurasico Medio), la entrada de agua
de mar a la cuenca asi como las condiciones de poca circulacion, poco tirante de agua y



alta evaporacion facilitaron la depositacion de sal. Posteriormente, en el Titoniano (Ju-
rasico Superior) se deposité una gran cantidad de roca rica en materia organica, dando
pie a la principal roca generadora de hidrocarburos en la cuenca. A partir del Jurésico
Tardio hasta el Cretacico Tardio se depositaron grandes extensiones de carbonatos, entre
los cuales se encuentran algunas formaciones almacén.

El fin del Cretécico e inicio del Paledgeno esta marcado por la caida de un meteorito en
la zona de Chicxulub, en la Plataforma de Yucatan, cuya fuerza del impacto tritur6 la pla-
taforma continental. Al borde de esta, parte de los fragmentos colapsaron y se depositaron
en la zona de Pilar Reforma-Akal, formando una “brecha de impacto” de gran extension
cuyo espesor alcanza los 700 m. Esta brecha carbonatada corresponde a la principal roca
almacén de los yacimientos Cantarell, Ku-Maloob-Zaap, y Ek-Balam.

Asimismo, desde finales del Cretécico hasta el Eoceno, la orogenia Laramide produjo
el levantamiento de cadenas montafnosas, incluyendo la Sierra Madre Oriental, cambiando
la sedimentologia de la cuenca (de carbonatos a clésticos).
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Figura 2.2: Provincias Petroleras en Mérxico (modificado de SENER, 2016)



Después, en el Oligoceno y Mioceno, los esfuerzos compresivos derivados del movimien-
to de las placas tectonicas de Cocos, del Caribe y Norteamericana deformaron los estratos
de la cuenca, provocando pliegues, fracturas y cabalgaduras. Finalmente, durante el Neo-
geno ocurrieron intrusiones de sal y arcilla que provocaron fallas listricas en la zona.

La informacién anterior se puede encontrar a mayor detalle en el “Atlas Geoldgico
Cuencas del Sureste - Cinturon Plegado de la Sierra de Chiapas”, redactado por la Comi-
sion Nacional de Hidrocarburos [CNH]| (2017c).

Pasando con las formaciones fracturadas en México, a fin de brindar una mayor referen-
cia sobre sus caracteristicas técnicas y su significado econémico, se presenta una descripcion
general de los principales yacimientos naturalmente fracturados a nivel nacional:

> Cantarell, el ejemplo por excelencia, ha sido el proyecto de mayor relevancia en la
historia de la industria petrolera nacional desde su descubrimiento en 1976 con el
campo Chac-1. Esta conformado por los campos Akal, Chac, Ixtoc, Kambesah, Kutz,
Nohoch, Sihil y Takin.

Las formaciones productoras constan de brecha calcarea dolomitizada del Cretacico,
dolomias del Jurasico Superior Kimmeridgiano, y calcarenitas del Eoceno Medio,
produciendo un aceite con una densidad que varia entre 14 y 31° API. La profundidad
de los intervalos productores oscila entre los 1,000 y los 6,000 metros bajo el nivel
del mar (mbnm).

El Volumen Original de Aceite (OOIP, por sus siglas en inglés) P10 correspondiente
a los yacimientos operados en el complejo Cantarell es de 31,609.64 millones de
barriles (MMDb) de los cuales 27,778.28 MMb corresponden a Akal. La produccion
alcanzo su pico histoérico en diciembre del 2003, con 2,192 miles de barriles diarios
(Mbd). Segun la plataforma “Reservas de Hidrocarburos” de la Comisién Nacional
de Hidrocarburos (2024), la reserva remanente de petroleo se estima en 150 MMb
(véase figura 2.3).

>> Kl proyecto integral Ku Maloob Zaap esta conformado por los yacimientos Ayatsil,
Ku, Maloob y Zaap, entre otros. El aceite se encuentra almacenado en areniscas
del Jurésico Superior Oxfordiano, dolomias del Jurésico Superior Kimmeridgiano,
brecha calcarea dolomitizada del Cretacico, y calcarenitas del Eoceno Medio.

El fluido producido presenta una densidad que ronda entre los 11 y los 25 API.
Las propiedades petrofisicas de los campos muestran valores de porosidad promedio
de 19.91 %, y permeabilidades que alcanzan los 13,600 mD. La profundidad de las
formaciones esta entre los 2,570 y los 3,600 mbnm, con espesores de hasta 300 m.



Se estima que los cuatro campos principales en conjunto suman un Volumen Original
de Aceite de 22,714 MMb; para el ano 2024, la reserva remanente se estima en 1,686
MMb (véase figura 2.4).

> El proyecto Ek Balam, constituido por los campos Ek y Balam, presenta arenas
productoras del Jurésico Superior Oxfordiano y brecha calcarea dolomitizada natu-
ralmente fracturada del Cretacico Superior.

Centrandose en la formacion fracturada, ésta produce un aceite pesado de 11° API
a un rango de profundidad entre 2,900 y 3,280 mbnm. Sus propiedades petrofisicas
rondan valores de 11 % de porosidad promedio, 308 mD de permeabilidad promedio
y un espesor bruto de 142.24 m.

En conjunto, el proyecto reporta 1,974 MMb de Volumen Original de Aceite y 201
MMB de reservas remanentes (véase figura 2.5).

Adicionalmente, en la Cuenca del Sureste se desarrollan los proyectos Chuc, Tsimin-
Xux, Yaxché-Xanab, Bellota-Chinchorro y Jujo-Tecominoacan, cuyas formaciones de inte-
rés constan principalmente de calizas y dolomias fracturadas del Jurésico y del Cretacico
productoras de aceite. La ubicacion aproximada de los campos se muestra en la figura 2.6.
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Figura 2.6: Ubicacion de los principales proyectos conformados
principalmente por formaciones naturalmente fracturadas.

Tras considerar que los campos anteriores representan la totalidad de los yacimientos
naturalmente fracturados en México y contabilizar su produccion, se estimé que en el pe-
riodo comprendido entre 1978 y 2024, el 73.45% de la produccion nacional provino este
tipo de yacimientos (véase figura 2.7). En lo que respecta a reservas probadas, en el 2024
la reserva correspondiente a la cuenca del Sureste se calcula en 4,636.26 MMb; comparada
con la reserva nacional de 5,978.16 MMb, representa el 77.55 %. (Comision Nacional de
Hidrocarburos [CNH], 2025).

Se advierte que estos datos son una aproximacion, algunos de estos campos contienen
areniscas productoras del Cenozoico cuya produccion y reservas no se contabilizaron por
separado. Adicionalmente, otras provincias también presentan formaciones fracturadas:

> La cuenca de Veracruz alberga la plataforma Mesozoica de Cordoba donde se produce
gas humedo amargo a partir de rocas carbonatadas fracturadas del Cretécico.

> La cuenca Sabinas reporta plays productores de gas seco cuya roca almacén consiste
en carbonatos con porosidad secundaria asociada a fracturas.

> En la cuenca Tampico Misantla se han identificado las formaciones San Andrés,
Tamaulipas Inferior y San Felipe-Agua Nueva como calizas fracturadas del Cretéacico,
productoras de aceites ligeros.
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La informacion anterior se tomo6 del “ Libro Blanco de Produccion de Hidrocarburos (2012
- 2018)”, presentado por la Direccion General de Pemex Exploracion y Produccion Direc-
cién General de Pemex Exploracion y Produccion, 2018; los dictamenes técnicos de cada
campo, elaborados por la Comision Nacional de Hidrocarburos (CNH); la Base Nacional
de Campos Petroleros, gestionada por CNH, actualizada el 27 de febrero del 2025; asi
como el Tablero de Produccion de la CNH.
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Figura 2.7: Produccion promedio anual y Produccion acumulada estimada
de YNF en México comparada con la produccion nacional.

2.2. Yacimientos Naturalmente Fracturados

Un yacimiento naturalmente fracturado es una formacién almacenadora de hidrocar-
buros que presenta discontinuidades planares generadas por la actividad tectéonica -como
plegamiento y fallamiento- y/o por la contraccion de la roca (Ordonez, 2001). Estas frac-
turas se distribuyen como una red a lo largo del yacimiento y pueden alterar el flujo de
fluidos al aumentar o disminuir la permeabilidad, el volumen de reservas y la anisotropia
del medio (Nelson, 2001).

Pasando a las fracturas, estas se definen como discontinuidades en la roca que causan
cambios abruptos en la secuencia natural de sus propiedades. Se forman a partir de la
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falla mecénica de la roca ante diversos esfuerzos geol6gicos como movimientos tectéonicos,
variaciones en la presion litostatica, efectos térmicos o la presion elevada del fluido conte-
nido. Su extension varia desde microfracturas con extension de milimetros, hasta fracturas
continentales que se propagan por cientos de kilometros. Asimismo, pueden estar restrin-
gidas a una formacién o propagarse por multiples capas geologicas (Tiab y Donaldson,
2004) (véase figura 2.8).

Figura 2.8: Dos muestras de nicleo tomadas de un yacimiento carbonatado.
Izquierda: se observa una fractura altamente conductiva; derecha: vigulos
observados en la muestra (modificado de Lopes, Juliana et.al, 2023).

Wu (2016) propuso una definicion mas enfocada al transporte de fluidos, en la que
describe la fractura como una zona angosta, heterogénea y de alta permeabilidad (o bien,
un medio laminar poroso especial) que se encuentra rodeado por una roca de baja per-
meabilidad, cuya conectividad provee canales para transportar la mayor parte del fluido a
través de la formacion.

Por su parte, los vigulos son una alteracién de la matriz que rodea a la fractura for-
mado cuando un fluido accede a una roca de baja permeabilidad a través de las fracturas
y, al generar un desequilibrio quimico con los minerales de la roca, comienza a disolver
la matriz circundante. Este medio esta asociado fuertemente a carbonatos, y su presen-
cia tiene un impacto significativo en la capacidad de almacenamiento, aunque no siempre
se encuentra interconectado con la red de fracturas, limitando su aporte a la produccién
(véase figura 2.8).

Una manera de comprender el impacto que tiene la red de fracturas en la formacion es
mediante la clasificacion de YNF elaborada por Nelson (véase figura 2.9). Esta clasificacion
es ampliamente usada en el drea de yacimientos y se basa en el impacto positivo o negativo
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que tienen las fracturas sobre la porosidad y permeabilidad de la formacion, constando de

cuatro categorias:

>

Tipo I: la fractura proporciona el total de la porosidad y permeabilidad del yaci-
miento. Los pozos perforados en estas formaciones abarcan grandes areas de drene y
presentan altas tasas de produccion inicial; sin embargo, suelen mostrar una réapida
declinacién e invasion temprana de agua.

Tipo II: la permeabilidad del yacimiento esta principalmente dominada por la red
de fracturas, mientras que la porosidad proviene de la matriz.

Tipo III: la producciéon se encuentra controlada por las propiedades de la matriz,
mientras que las fracturas aportan una permeabilidad adicional, mejorando el flujo
de un medio que ya cuenta con una buena permeabilidad.

Tipo IV: las fracturas se encuentran cerradas o selladas, formando barreras que
limitan el flujo. Como consecuencia, aumentan la anisotropia, disminuyen la produc-
cion, el area de drene de los pozos y pueden provocar una compartimentalizacion del
yacimiento.

En cuanto a la deteccion y evaluacion de fracturas, diversos autores han propuesto

indicadores y metodologias, de las cuales Tiab y Nelson destacan los siguientes:

>

>

Pérdidas de circulacion y aumento de la tasa de penetracion durante la etapa de
perforacion.

Anomalias en registros geofisicos-sonico, resistividad, calliper, densidad neutrén- aso-
ciadas con la presencia de fracturas.

Uso de herramientas de imagen de pozo como Formation Microlmager o Borehole
Televiewer.

Indices de productividad mayores a 500 STD /D /psi.

Identificacién de curvas tipo asociadas a yacimientos fracturados al interpretar las
pruebas de presion.

Examinacion de las fracturas y los canales de disolucion presentes en niicleos, dis-
tinguiendo entre las fracturas naturales y las fracturas inducidas durante la toma de
muestra.

Incompatibilidad entre los valores de porosidad y permeabilidad estimados a partir
de ntcleos y los resultados de pruebas de presion.

Cabe aclarar que ningiin método se considera concluyente por si solo; la combinacion

de las técnicas es lo que permite determinar la presencia de fracturas en la formacion.
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Figura 2.9: Clasificacion de Nelson. (Modificada de Nelson, 2001).

2.3. Propiedades fundamentales del sistema roca-fluido

Porosidad

La porosidad es la fraccion de volumen de un material que esta ocupado por espacios
vacios o poros. Matematicamente se define como:

Vporo
= P22 2.1
¢ V;otal ( )

Esta propiedad determina la capacidad del material para almacenar fluidos. Existen
diferentes tipos de porosidad, de las cuales las siguientes resultan de particular interés:

= Porosidad primaria: corresponde a la porosidad desarrollada durante la depositacion
inicial del sedimento. También se entiende como porosidad intergranular.

= Porosidad secundaria: se genera tras la depositacion y litificacion de la roca, como
resultado de diversos procesos diagenéticos (por ejemplo: disolucion, fracturamiento,
dolomitizacion).

= Porosidad de la fractura: tipo de porosidad secundaria asociada al espacio vacio
entre los planos de la fractura. Segin Ganat (2020), los valores tipicos oscilan entre
0.1 y 5%, dependiendo del espaciamiento y espesor de la fractura. Para estimar la

16



porosidad de la fractura se puede emplear la siguiente ecuacion (Teklu et al., 2013):

_ wf ”LUf wf
65 = 32808 x 10°°(L + L 4+ 20 (2.2)
L, I, L.

= Porosidad vugular: también clasificada como porosidad secundaria, caracterizada por
la presencia de cavidades irregulares cavernosas dentro de la roca, formada por la
disoluciéon de minerales.

= Porosidad total: suma de todas las porosidades presentes en la formacion.

Ot = Om + O + Oy (2.3)

Permeabilidad

Esta propiedad describe la capacidad de un fluido para atravesar un material poroso.
Su comportamiento esta descrito por la ley de Darcy (1956), la cual se presenta en la
siguiente seccion. La permeabilidad constituye uno de los parametros clave en la ingenieria
de yacimientos al controlar la productividad de la formacién, por ello se intenta estimar
lo més preciso posible durante las etapas tempranas del desarrollo del campo. En general,
el rango promedio oscila entre 0.01 a 1 Darcy (D), dependiendo del tipo de formacion.
Existen diferentes tipos de permeabilidad, siendo las méas relevantes para este trabajo:

= Permeabilidad relativa: en un medio ocupado por dos o mas fluidos, la permeabilidad
relativa se establece como la relacion entre la permeabilidad de una fase en particular
(permeabilidad efectiva) y la permeabilidad absoluta del medio poroso.

kO kw k
kro:_ krw:_ krg:f

(2.4)
Esta propiedad esté influenciada por la saturacion del fluido, pues a mayor saturacion
mayor es su permeabilidad efectiva. La relacion se describe mediante una curva de
permeabilidad relativa.

= Permeabilidad de la fractura:

e Permeabilidad intrinseca: es la permeabilidad medida durante el flujo de fluidos
a través de una fractura individual o una red de fracturas, considerando tnica-
mente el drea de flujo de la fractura (es decir, no se toma en cuenta el area de
la matriz).

e Permeabilidad convencional (bulk): la medicion incluye el area de la matriz
que rodea la fractura o red de fracturas. Para estimar la permeabilidad de la
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fractura se emplea la siguiente relacion (Teklu et al., 2013):

2
w
k’feff = k‘qu)f donde k’f = 10131—5 (25)

Para relacionar la permeabilidad convencional con la permeabilidad intrinseca
se considera la siguiente relacién (Kazemi, 1969):
. kfeffLZ — /{m(Lz — wf)

e 2.6
fint s (2.6)

= Permeabilidad del sistema matriz-fractura (promedio): suma de la permeabilidad

convencional de la fractura y de la matriz, refleja el comportamiento global del
medio poroso compuesto.

k;, = kf + kn (27)

Compresibilidad de la formacién

Sera la disminucién del volumen poroso por unidad de volumen inicial al variar una
unidad de presién a una temperatura dada. Matematicamente:

€= _%<g_g>T (2.8)

La compresibilidad se debe a la expansion del grano de la roca al vaciar el espacio poroso
y disminuir la presion del fluido, asi como a la compactaciéon de la formacion, resultando
en una disminucién de la porosidad. En un medio fracturado, la compresibilidad total de
la formacion se obtiene como:

G = ¢mctm + beth + ¢vctv (29)

Normalmente, la compresibilidad de los viigulos se aproxima a tres veces la compresibilidad
de la matriz (Tkhostov, 1970).

Saturacion de un fluido

Hace alusion a la relacion entre el volumen que ocupa determinado fluido en el medio
poroso y el volumen de los poros de la roca. En otras palabras, es la proporcion del medio
lleno por un fluido especifico. Considerando un medio saturado por las fases agua-aceite-
gas, la saturacion se expresa como:

S, - % (2.10)
p



Sy +S,+ S, =1 (2.11)

Densidad del fluido

Propiedad intensiva de la materia que indica la cantidad de masa presente por unidad
de volumen:
m
=7 (2.12)
Por su parte, la densidad relativa es el resultado de la densidad de un fluido entre una
sustancia de referencia. Para los liquidos se emplea el agua, mientras que para los gases
se emplea el aire.

ny = PAluido (2.13)

Preferencia

Comutnmente la densidad del petroleo se expresa en unidades API:

141.5

Yo
Se puede clasificar el aceite de acuerdo con su densidad. Siguiendo la propuesta de
Leon Garcia et al. (2013), los fluidos se clasifican como se indica en la tabla 2.1:

API =

—131.5 (2.14)

Tabla 2.1: Clasificacion de fluidos petroleros segin su densidad
(modificada de Ledn, 2013)

Clasificacion Aceite Aceite Aceite Gas y
Negro Ligero Volatil Condensado

Densidad [g/cm?| > 0.865 0.834—0.865 < 0.834 0.731—0.815
API <32 32—-38 > 38 42—-62

En cuanto al gas, se puede calcular su densidad mediante la ley de los gases ideales si
se conoce su presion y temperatura:

 PM
~ ZRT
Estas propiedades estan sujetas a las condiciones de presion y temperatura, por lo

que se han definido condiciones estandar para su medicion, siendo T'= 60°F o 288.7K y
P =14.Tpsi o 1 atm.

Py (2.15)
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Factor volumétrico del fluido

Establece la relacion entre el volumen del fluido a condiciones del yacimiento (c.y.) y
condiciones de superficie o estandar (c.e.).

Vey.
Vee.

En el caso del aceite, el factor refleja el encogimiento del crudo al llegar a superficie

By = (2.16)

ocasionado por la liberacion del gas disuelto conforme se reduce la presion. Por su parte,
para el gas representa su expansion conforme se reduce la presion. A partir de la ley de
gases ideales, el factor volumétrico del gas se define como:

ZTc.y.Pc.e‘

B, =
I Tc.e.Pc.y‘

(2.17)

Viscosidad

Es el parametro que mide la resistencia de un fluido a fluir. Se puede medir de dos
maneras: viscosidad dindmica (o absoluta) y viscosidad cinematica. Para este trabajo se
emplea la viscosidad dinamica. Esta propiedad depende de la presion, temperatura y com-
posicion del fluido.

La viscosidad del crudo aumenta con la presion y disminuye con el incremento de tem-
peratura. En cuanto a su composicion, a mayor cantidad de gas disuelto (es decir, mas
componentes ligeros) disminuye su viscosidad; conforme los componentes volatiles se se-
paran y queda la fraccion mas pesada, aumenta la viscosidad.

En el caso del gas natural, a presiones altas la viscosidad tiende a aumentar. Bajo esta
condicion, el gas se comporta como un aceite: el aumento de la temperatura reduce la vis-
cosidad, mientras que una mezcla con un mayor peso molecular incrementa la viscosidad
(véase imagen 2.11). Por el contrario, a presiones bajas las variaciones se revierten: un
aumento de la temperatura incrementa la viscosidad, mientras que un aumento del peso
la disminuye.

A manera de referencia, la imagen 2.10 brinda una nocién de los valores tipicos para
diferentes fluidos.
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Viscosidad dinamica [cP]

103 d = densidad relativa a 15°C
102
10
8
6
4
Z
1
Sof Cf(jnd(;. + -
W&}
(U I ———
 aire : -"'/5&""‘{
couen?
metano yadro®
1072 — ’

—10 0 10 4060100 200 400
Temperatura t [°C]

Figura 2.10: Viscosidad de diversos fluidos al aumentar la
temperatura (modificada de Song, 2018).
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Figura 2.11: Comportamiento del gas natural al aumentar la presion
y la temperatura (modificada de Banzer, 1996).

Compresibilidad del fluido

Similar a la compresibilidad de la formacion, es la variacion del volumen de un fluido
por unidad de volumen inicial al variar una unidad de presion.

1 /0P
et = 7 (57)s (2.18)
Para un gas:
1 10P

Relacion de solubilidad

Se refiere al volumen de gas natural que puede ser disuelto en una unidad de volumen
de aceite (medidos a condiciones estandar) cuando esta mezcla se realiza a condiciones del
yacimiento. En otras palabras:

Volumen del gas disuelto @Qc.y. [scf]

Rs —
* = Volumen de aceite muerto Qc.y. [STB|

(2.20)

Tension interfacial

Al poner en contacto dos fluidos inmiscibles, las moléculas ubicadas en la interfase
experimentan un desequilibrio de fuerzas que las mantiene dentro de su propia fase, (evi-
tando su mezcla con la otra fase). Esta energia que mantiene la superficie de separacion
es conocida como tension superficial. Si alguna de las dos fases es un gas (generalmente
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aire), se denomina tension superficial.

Mojabilidad

Cuando dos fluidos inmiscibles (agua y aceite) entran en contacto con una superficie
solida, uno de ellos tiende a extenderse sobre dicha superficie. La preferencia del solido a
estar en contacto con una de las fases se conoce como mojabilidad. En el yacimiento, la
roca puede ser mojada por la fase acuosa, por aceite, o tener una mojabilidad mixta. Esta
propiedad influye directamente en la permeabilidad relativa, los perfiles de saturacion, el
avance del acuifero y los procesos de recuperacion secundaria y mejorada.

Presion capilar

Las fuerzas superficiales e interfaciales ocasionadas por los fluidos almacenados en el
yacimiento, la forma y el tamano del poro, asi como la mojabilidad generan una diferencia
de presion en la interfase que separa los fluidos inmiscibles, a lo cual se le denomina presion
capilar (véase Ganat, 2020).

Este fendmeno afecta la capacidad de la formacion para liberar y movilizar el hidrocar-
buro. Una manera de medir su impacto es mediante el nimero capilar, el cual expresa la
relacion entre las fuerzas viscosas y las fuerzas capilares que permite evaluar la eficiencia
de los procesos de desplazamiento.

Propiedades adicionales del medio fracturado

Tamano de la fractura: es la distancia total que penetra la fractura en la formacion
medida a partir del pozo.

Apertura de la fractura: es la distancia perpendicular entre las dos paredes que com-
prende la fractura. Este valor oscila entre los 1 x 1073 cm hasta 5 x 10~! cm (Nelson, 2001).

Espaciamiento de la fractura: es la distancia promedio entre dos planos de fractura
paralelos medida perpendicularmente.

Densidad de fracturas: también denominado como intensidad de fracturamiento, se
toma como la cantidad promedio de fracturas en un volumen determinado.
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Figura 2.12: Propiedades del medio fracturado (modificado de Tiab, 2004).

Factor de forma

En la ecuacion de transferencia, el factor de forma (shape factor) es el término empleado
para reflejar la geometria de los bloques de matriz, e influye en el flujo interporoso entre
las dos regiones. Warren y Root propusieron la férmula:

_ dn(n+2)
0= (2.21)

donde n representa el ntumero de conjuntos de fracturas ortogonales, y [ es la longitud
caracteristica del bloque de matriz (Teklu et al., 2013). Para un conjunto de fracturas
horizontales (slabs), Streltsova (1983) propuso:

o= — (2.22)
donde H = L, /2.

Factor de flujo interporoso

A cuantifica la capacidad de transferencia del fluido de la matriz a la fractura y vice-
versa.

AN=o0

L 2.23
v (223)

Si A = 1, se interpreta como una ausencia de fracturas, lo que implica que el yacimien-

to fracturado se comporta como un medio homogéneo (a causa de una alta densidad de
fracturamiento), o que la fractura y la matriz tienen propiedades similares. Regularmente,
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estas formaciones exhiben valores de aproximadamente 1073, Valores mayores a 107 in-
dican una buena interconectividad; por el contrario, valores menores a 10~% sugieren que
las fracturas estan pobremente interconectadas o parcialmente selladas.

Capacidad de almacenamiento

w es la proporciéon del fluido almacenado en las fracturas con respecto a todo el fluido
presente en el yacimiento.

w — (¢ct)s _ (¢ce)s (2.24)

(pct)e (Pce) s + (Pct)m

Un valor aproximado a 1 indica que el fluido esté almacenado en la fractura, mientras

que un valor aproximado a cero indica que el fluido estd almacenado en la matriz.

2.4. Ecuaciones de flujo y transporte en medios porosos

Ecuacién de Darcy

Definida en 1856 por Henry Darcy, expresa mateméticamente el flujo laminar a tra-
vés del medio poroso. A partir de una serie de experimentos en los que hizo pasar un
flujo constante de agua a través de una columna de arena, Darcy observo una relacion
proporcional entre el volumen de descarga () y gradiente hidraulico Ah/Al obteniendo:

Ah
= —-AK— 2.25
Q > (225)

donde A es la seccion transversal de la columna por la cual fluye el fluido, Ah la carga
hidraulica, y Al la distancia entre los puntos de medicion (véase figura 2.10). Sea

Q=10A (2.26)

Sustituyendo @ en 2.25 y simplificando:

oh
0 = —K;:— 2.27
v J ax ( )
La conductividad hidraulica se define como:
k.
K, =295 (2.28)
]
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donde p es la densidad, ¢g la constante de aceleracion gravitacional, k;; el tensor de la
permeabilidad correspondiente al medio poroso y u la viscosidad. Con el objetivo de utilizar
la nomenclatura estandar encontrada en ingenieria petrolera, se cambia la definicién de
carga hidraulica por potencial, después de unos pasos algebraicos se llega a:

oh 10p 0z

sustituyendo 2.29 en 2.27 y haciendo el algebra correspondiente se tiene:

- kz 8p 82
U, = — . <8x + pgax> (2.30)

Despreciando los efectos gravitacionales resulta:

_— ki [ Op
U; = . <8xj> (2.31)

En su forma vectorial:

7= —EVp (2.32)
p
| Q ‘
u=l_
Tt
Ah
l n
A ¥77)
L
O i il g

Figura 2.13: Ezxperimento de Darcy (modificado de Song, 2018).
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Ecuacion de Continuidad

La ecuacion de continuidad se basa en el principio de conservacion de masa, y establece
que el cambio temporal de masa dentro de un volumen de control es igual a la suma de
los flujos de masa a través de los limites del volumen mas el flujo de masa provenientes de
fuentes y sumideros. Matematicamente se expresa como:

o _

5 =~V (pt) + g (2.33)

donde V es el operador nabla, y ¢s el término fuente y sumidero (por ejemplo: un pozo
perforado en el medio poroso). Considerando ¢; = 0 y el medio poroso como el volumen

X9 _ (o) (234

de control:

donde ¢ es la porosidad total.

Ecuacion de Difusion

Se obtiene tras la sustitucion y desarrollo de la ecuacion 2.32 en 2.34:

269 _ 9 (p( - Sw)) (2.35)

Considerando un proceso isotérmico en un medio homogéneo isotrépico, un fluido de vis-
cosidad constante ligeramente compresible, gradientes de presion pequenos y efectos gra-
vitacionales despreciables se obtiene:

2 ppc Op
= - 2.
Vp T (2.36)
Para flujo lineal:
*p  Puci dp

(véase Dietrich et al., 2005; Sahimi, 2011).

Modelos de simulacion

La gran complejidad del sistema poroso fracturado junto a los miltiples fenémenos
fisicos asociados al transporte y flujo de fluidos impiden una representacion detallada del
yacimiento. Para poder modelar su naturaleza, se emplea un modelo conceptual, es decir,
una representaciéon simplificada del mismo mediante parametros que emulan las propie-
dades principales y su comportamiento general. Posteriormente, el modelo conceptual se
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traslada a un modelo matematico mediante ecuaciones capaces de describir el comporta-
miento del sistema considerando las relaciones cuantitativas entre sus variables.

Existen diferentes modelos matematicos que tratan el problema del transporte de flui-
dos en medios porosos fracturados bajo sus propias consideraciones. A continuacién se
presentan algunos de ellos.

Modelos continuos

Este tipo de modelos conceptualizan los diferentes medios presentes en el yacimiento
(matriz, fractura, vigulos) como espacios continuos separados que se extienden por toda
la formacion. Las propiedades petrofisicas de cada medio estan representadas por valores
efectivos, y el intercambio de fluidos entre ellos se modela mediante una ecuacién de
transferencia (véase figura 2.14). Se pueden considerar como modelos “simplificados” ya
que no describen a detalle las propiedades geométricas ni la distribuciéon espacial de las
fracturas.

Medio poroso fracturado Modelo discreto

/ \ izacion

Figura 2.14: Modelo discreto.

Ejemplos de estos modelos son:

= Modelo continuo efectivo: la factura y la matriz se integran en un tnico dominio,
por lo que las propiedades del modelo representan ambos medios. Estos modelos son
de bajo costo computacional y de baja complejidad al no necesitar términos ni paré-
metros adicionales a las de un modelo convencional. Su implementacién se considera
valida cuando la red de fracturas es extremadamente densa e interconectada por lo
que el yacimiento se comporta como un medio homogéneo, o si hay poca diferencia
entre las permeabilidades de la fractura y la matriz (Wu, 2016).
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= Modelo de doble porosidad: representa la interaccion entre dos tipos de porosidad
con propiedades contrastantes. Por un lado esté la fractura con una baja capacidad
de almacenamiento pero alta transmisibilidad; por el otro, la matriz que posee una
alta capacidad de almacenamiento y baja transmisibilidad. Esta clase de modelos
asume que el fluido contenido en la matriz se transfiere a la fractura, la cual lo
transporta hasta el pozo, sin considerar flujo entre bloques de matriz. Los resultados
mas confiables se obtienen cuando la red de fracturas exhibe una geometria regular y
bien definida, o la formacion no contiene fracturas altamente conductivas que alteren
notablemente el patron de flujo (véase figura 2.15).

= Modelo de doble porosidad-doble permeabilidad: al igual que los modelos an-
teriores representa la matriz y la fractura en su respectivo dominio, con la diferencia
en que en estos modelos si se contempla el flujo a través de las conexiones matriz -
matriz (véase figura 2.15).

Modelo doble porosidad Modelo doble porosidad
doble permeabilidad

O—O—O—O® O—O—O—0O—
Figura 2.15: Representacion conceptual de los
modelos de doble porosidad.

= Modelo de triple porosidad: algunas pruebas de presiéon tomadas en yacimien-
tos fracturados mostraban un comportamiento anémalo en la zona de transicion al
formar una tercera pendiente en la grafica de presion. Para explicar este fenémeno,
se propuso la presencia de un tercer medio poroso en la formacién que podia estar
conformado por una serie de fracturas pequenas que interconectan la matriz con las
fracturas mayores, o por espacios cavernosos originados por la disoluciéon de la roca
(vigulos), formulando asi los modelos de triple porosidad (Jalali y Ershaghi, 1987;
Camacho Velazquez et al., 2005) (véase figura 2.16). Su desarrollo ha generado gran
interés para su implementacion en formaciones carbonatadas donde la presencia de
vigulos es frecuente y tiene un impacto significativo en la cantidad de reservas.
Previo a estos modelos, para estudiar el efecto de los viigulos se integraban los viigu-
los conectados a la red de fracturas como parte de la misma, mientras que los vigulos
aislados se asociaban a la matriz, reduciendo el problema a un modelo de doble po-
rosidad. No obstante, esta simplificacion resulta insuficiente, ya que asociar parte
de los vigulos al sistema de fracturas conduce a una subestimacion de las reservas
debido a la diferencia significativa entre sus porosidades. Ademés, la disparidad de
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permeabilidades en los sistemas porosos ocasiona que uno de los medios controle el
flujo de fluidos a diferentes tiempos de produccion, resultando en 3 rectas distintas.

Medio poroso fracturado con
presencia de vigulos

Red de

Modelo de triple

porosidad

| 1

fracturas
e —

@

—
—

.S

Figura 2.16: Modelo de triple porosidad (modificada de Wu, 2016).

= Modelos fractales: se han observado que los patrones de fracturamiento sufridos
por la roca pueden ser descritos por medio de una ley de potencias, lo que sugiere
que la geometria de una red de fracturas puede ser representadas mediante un patréon
inicial que se replica a escalas menores (Acuna et al., 1995) (véase figura 2.17). Con
base en lo anterior, diversos autores han propuesto modelos para describir el flujo
de fluidos en yacimientos fracturados considerando que las propiedades del medio
exhiben una relaciéon fractal.

Sin embargo, su viabilidad ha sido cuestionada. Sahimi (2011) explica que el modelo
cuenta con miltiples parametros los cuales ain no se tiene claro como estimar,
incluso si se conociera el patréon de fracturas. Adicionalmente afirma que el hecho
que se pueda crear un patron geométrico similar al de la formaciéon no garantiza que
sus propiedades de flujo y transporte sean similares entre si.
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Figura 2.17: Modelo fractal 2D (izquierda) y 3D (derecha). (Sahimi, 2011).
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= Modelo MINC: por sus siglas en inglés (Multiple-Interacting Continua), se carac-
terizan por la subdivision de las celdas correspondientes a la matriz en miltiples
subdominios concéntricos que interactiian entre si, cada una con sus propiedades
petrofisicas (véase figura 2.18). Este enfoque asume que los cambios de presion, tem-
peratura o concentracion se propagan rapidamente a través del sistema de fracturas,
mientras que en el interior de la matriz los cambios se reflejan més lento. El flujo
dentro la matriz tiene un régimen transitorio, y esta controlado principalmente por
la distancia a la fractura. El principal interés en esta clase de modelos estéa en simular
procesos de recuperacion con fluidos miscibles e inmiscibles, y métodos térmicos.

3,21
ms msm
Matriz SR
i- -------------------- i-'- :------ ------- <« Fractura
(171 [ - _i_ _____ :
I | == I | == ' 1 | 1
7N S RN 7 NN 7
i | I 1
e M HE i
mi —Ar_ o oo ™
mi —e ot — )
leseee=a | e e e e e L B e L @ =-=====
f f2 f3

Figura 2.18: Modelo MINC' (modificado de Kazemi, 1993).

La aplicacion de los modelos continuos muestra mejores resultados en yacimientos cuyas
fracturas (y vagulos si aplica) presentan una distribucion relativamente uniforme y ho-
mogénea. Por el contrario, presentan limitaciones bajo las siguientes condiciones (Sahimi,
2011):
= Las fracturas son discretas, es decir, no forman una red interconectada.
= FEl flujo de fluidos estda dominado por unas pocas fracturas de gran tamano con una
capacidad de flujo significativamente mayor.
= No se intuye claramente qué ecuaciéon de transferencia es la mas adecuada para
describir la interaccion matriz-fractura.

Modelos discretos

En lugar de representar la red de fracturas como un dominio continuo que abarca todo
el yacimiento, los modelos discretos trabajan con una malla que especifica la ubicacién,
geometria y distribucion de las fracturas en el yacimiento (véase figura 2.19).
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Medio poroso Modelo
fracturado discreto

Discretizaciéon

—

Figura 2.19: Modelo discreto.

= Modelo de red de fracturas discretas (DFN): la premisa principal consiste
en asumir que el almacenamiento y transporte del fluido ocurre principalmente en
las fracturas, mientras que el material poroso que la rodea es impermeable. Por ello
se representa unicamente la red de fracturas sin considerar la matriz (véase figu-
ra 2.20). Estos modelos se consideran apropiados para formaciones cuya porosidad y
permeabilidad recaen en la red de fracturas. Para su implementacion se requiere co-
nocer a detalle las propiedades de las fracturas, asi como su geometria y distribuciéon
espacial.

Figura 2.20: (Izquierda) Modelo DFN compuesto por 257 fracturas.
(Derecha). Modelo DFM. (Jeffrey Hyman et al., 2021).

= Modelo de matriz de fractura discreto (DFM): a diferencia del anterior, ad-
mite que el fluido se encuentra contenido en las fracturas y en la matriz, por lo que
contempla adicionalmente la interaccion matriz-fractura (véase figura 2.20). Este
modelo es apropiado para modelar yacimientos que presenten fracturas cuya estruc-
tura afecta directamente el patron de flujo. Debido a la alta complejidad que conlleva
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modelar todas las fracturas, sélo se conservan aquellas con mayor impacto; el resto
se unifica con el medio poroso. Requiere un conocimiento detallado de la geometria
y distribucion espacial de la fractura, asi como las propiedades de ambos medios.

En la practica, rara vez se conoce a gran detalle la geometria de la red de fracturas,
limitando la aplicaciéon de los modelos discretos.

Finalmente, es recomendable seleccionar el modelo adecuado considerando la infor-
maciéon geoldgica disponible, el conocimiento técnico, los recursos computacionales y los
costos de desarrollo. Ademés, dependiendo de las caracteristicas propias del yacimiento
o los requerimientos del proyecto, puede ser necesario priorizar la precision en la repre-
sentacion de la red de fracturas que la matriz, o viceversa. Por consecuencia, la eleccion
correcta del modelo impactaré en la calidad de las predicciones y en la toma de decisiones
para el desarrollo del campo (véase figura 2.21).

Precisionen la
representacion de
las fracturas

Medio poroso
fracturado original

Modelo de multiples
medios continuos

Precisionen la

Modelo continuo efectivo represen‘rquon
de la maftriz

A 4

Figura 2.21: Comparativa entre los diferentes modelos
de simulacion (modificado de Berre, 2018).
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3.Simulaciéon del flujo de fluidos en

Yacimientos Fracturados

Las soluciones presentadas a continuacién tienen por objetivo describir el flujo de

fluidos a través de un yacimiento fracturado. Las consideraciones generales son:

Flujo radial monofasico ligeramente compresible e isotérmico.

El yacimiento estid conformado por dos medios porosos: matriz y fractura.

Ambos medios son homogéneos e isotrépicos.

Elemento repetitivo consta de bloques de matriz con forma de slabs intercalada por
fracturas horizontales (véase figura 3.1).

El fluido va de la matriz a las fracturas y de las fracturas al pozo.

No existe flujo entre los bloques de matriz.

Parametros -como viscosidad del fluido, compresibilidad y porosidad del medio- se
consideran constantes e independientes de la presion.

Se advierte que en algunos modelos se realizan algunas suposiciones diferentes las cuales

se iran especificando conforme se describa el mismo.

Figura 3.1: Modelo conceptual del yacimiento (modificado de Swaan, 1976).
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3.1. Soluciones analiticas

3.1.1. Warren y Root

En el trabajo titulado “T'he Behavior of Naturally Fractured Reservoirs”, Warren y Root
(1963) desarrollaron un modelo de doble porosidad el cual considera un flujo radial de un
fluido monofasico ligeramente compresible en un medio homogéneo anisotropico, con un
régimen de flujo pseudoestacionario para el intercambio de fluidos en la interfase matriz-
fractura. La conceptualizacion original de este modelo se muestra en la figura 3.2.

X )
Matriz Fractura

Modelo de doble porosidad

Figura 3.2: Modelo de doble porosidad con geometria
“cubos de azicar” (modificado de Warren y Root, 1963).

El modelo parte de las ecuaciones de difusion para la fractura y la matriz:

kf 2 8pf
— = —_ — Fract 3.1
. Vepy K 5 q ractura (3.1)

k

m a m
_v2pm = [¢Ct]m L
L

ot

Resolviendo las ecuaciones para ¢ e igualando resulta:

—q Matriz (3.2)

Opm

0
44 + [ocm wre

e (3.3)

k km
Vs + TV = (e
M H
Asumiendo un comportamiento pseudoestacionario en los bloques de matriz, el flujo pro-
veniente del bloque estd dado por:

Opm

o (3.4)

q = —[¢Ct]m
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Para describir la caida de presion en la interfase se tiene la ecuacion de transferencia:

r= %@m ) (3.5)

Tras las sustituciones correspondientes, aplicar la transformada de Laplace y realizar la
inversion analitica, la soluciéon viene dada por:

Poy(rpstn) = % {m (%%) Fn(etp) — B (ﬁ@ v B (ﬁtpﬂ (3.6)

Para considerar el dano a la formacion:

1 -\t -\t
Pups = 5 [m(tD) +0.80908 + E; (Ml—_z» — E; (ﬁﬂ +5 (3.7)

Retomando el factor de forma o, para la geometria original de cubos de aztcar resulta:

1 1 1
U:4<ﬁ+ﬁ+ﬁ) (3.8)
T y z

Sin embargo, para la geometria mostrada en la figura 3.1, se retoma el factor de forma
propuesto por Streltsova (1983) (ecuacion 2.22):

Finalmente:
1 —Xtp —\tp
Pups = 5 |In(tp) + 0.80908 + E, <w(1 — w)> — E (1 = w)] +5 (3.8)
(¢Ct)f
@ + (9); (3.10)
A= otm 2 (3.11)
Kpers
,
- 12
D o (3 )
Kferr
tp = t 3.13
D= el + loed)r (313)
B 27Tk5feffh o
P = =B, (pi —p) (3.14)
CD o C’oef alm (315>

N 27 (¢fctf -+ ¢mctm) hT?u
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Verificacion del modelo

El codigo computacional se verifico al replicar la figura 5 del documento original de
Warren y Root. Puesto que el ejemplo maneja valores adimensionales, inicamente se vari6

el valor de A y w (véase figura 3.3).

Modelo Warren& Root

{08 4]

--- w=0.001
=== w=0.01
=== w=01

Pwo [Adim]
DIMENSIONLESS PRESSURE DROP , ¥,

INFINITE RESERVOIR

w=0.001
------ — W=0.01
——— w=0.1

.}
04 | ‘ | . s L L L L L L L
i 102 s ot 10° 100 ? 1w 10t W W W 0t W 1* 1 1o
DIMENSIONLESS TIME , T

T D [Adim]

Figura 3.3: Verificacion del modelo de Warren y Root (modificado de Warren y Root, 1963).

3.1.2. Swaan

En su articulo “Analytic Solutions for Determining Naturally Fractured Reservoir Pro-
perties by Well Testing”, Swaan O. (1976) teorizé un modelo considerando flujo transitorio
para describir la respuesta de un yacimiento naturalmente fracturado de extension infinita.

Para su solucion, consideré que a tiempos tempranos el flujo ocurre tnicamente a
través de la fractura y se puede describir a con la solucién para un yacimiento infinito en

geometria radial empleando las propiedades de la fractura:

quwBp any
Ap; = l ( t) 3.16
bi Arw ks " Y (3.16)
donde
ky
=1 (3.17)
Qpcifp

Para tiempos tardios asumi6 que los bloques de matriz tienen una forma regular, por lo
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que la distribucién de la presion dentro del bloque (y por ende el aporte de fluidos a
la fractura) se puede describir a partir de la teoria de transferencia de calor en solidos.

QwB:u 4778l
Ap; = l ( t) 3.18
s Amwyky " y'r2 ( )

A diferencia de la ecuaciéon 3.16, emplea la constante de difusividad hidraulica correspon-

Finalmente:

diente a una geometria de tipo slabs:

1 kn.h 1
Ng=1/{—+ ——— 3.19
: /<77f kfhfnm> (3.19)
donde
__ Fm (3.20)
nm ¢m Ct‘m:u '

Se debe remarcar que el modelo no describe el comportamiento en la zona de transicion
ni da un estimado de tiempo a partir del cual el flujo es dominado por la matriz. Para su
implementacion en este trabajo se realizaron las siguientes adecuaciones:

e La formulacion contempla que el espesor de la matriz es igual al espesor del yacimien-
to (h = L.), mientras que los demés modelos diferencian estos dos parametros. Para
solucionarlo, hace uso del parametro N propuesto por Najurieta el cual representa
numero de fracturas horizontales conectadas al pozo:

h
N = I (3.21)
Las ecuaciones quedan:
o= (1) o2
' qwBp 41t
Apy = 47erfk:fln<7’r?Ut> (3:23)

e El modelo originalmente se desarrollé empleando permeabilidad y porosidad intrin-
seca. Retomando la ecuaciéon 2.6:

_kpeppLs = k(L — wy)

kfint = 2.6
i . 26)
De manera similar, para las porosidades:
(bsz
Pt int w; (3.24)
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Pm L

¢m nt — m

Estas formulas pueden ser encontradas en Kazemi (1969).

e También es posible considerar el dano en la formacién al sumar:

qBp

Appy = ——r—
b 2’/Thkf€ff

A manera de resumen, a tiempos cortos:

Gu Any qp
Apy = in(=2t)
P 47Twakf inf " *7/7’5) + 27Thl€f eff

A tiempos largos:

Gult ] (47751 ) qu

Ap, =
pf 47TN’wfkfmt ’}//T’%U 27Th]€feff

donde

1 knL, 1
(L e 1)
ny kf intWf Nim

o kfint
ng=—~—"~
Of int Cip 11
hm ¢mint Ctmu
h
N = —
L,

Verificacion del modelo

(3.25)

(3.26)

(3.27)

(3.28)

(3.19)
(3.17)
(3.20)

(3.21)

Se empled la figura 1 del documento de Swaan, cuyos valores equivalen al caso 1

planteado por Kazemi (1969) (véase tabla 3.1). La comparativa se muestra en la figura 3.4.

Tabla 3.1: Pardmetros del caso 1 presentado por Kazemi (1969).

Datos de entrada

Gmint = 0.05 G pint = 0.45 h =9.05 ft
wy = 0.025 ft ky, = 0.01 mD k¢ine = 7236.39 mD
Com = 1 X 1072 psi™! cip=1x 107° psi~! P; = 4000.0 psi
= 90.5 STB/day uw=10cP B=1.0
re = 5280.0 ft ro = 0.375 ft
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Presién de fondo fluyendo
deSwaan

4000 - 4000
S S
~ ~
~ ~
3900 - S S 3900
(S N
~ ~
~ ~
~ EN
3800 - \\ N 3800
~ N
N ~
~ T
3700 - N ~ 3700
~ N
= ~ ~ =
3 N S =
S 3600 SN o 2 3600
o SN ~ z
~ ~ &
b &S
3500 - \\\ S 3500
~ S \ E
~ ~ A
~ ~ 3400 A Modelo numérico Kazemi
3400 N S
N, \\
\\\ N = « = Modelo deSwaan
3300 . == Pwf deswaan Temprana ~d 3300
— = Pwf deSwaan Tardia ~ "
~ L N
v | \ ' ' L -7 -5 -3 -1 1 3
ipce oLt 304 . ) b 10 10 10 10 10 10
Tiempo [Hrs] Tiempo [hrs]

Figura 3.4: Verificacion del modelo de Swaan (modificado de Swaan, 1976).

3.1.3. Najurieta

Najurieta (1980) en su trabajo “A Theory for Pressure Transient Analysis in Naturally
Fractured Reservoirs” presenté una soluciéon de fuente lineal aproximada a la teoria de
Swaan la cual representa la zona de transicion y flujo transitorio:

qB r?
Ap; = —E< _ —) 3.99
Pr = 4zNT, Moot (3.29)

donde el coeficiente de difusividad hidraulica para el sistema compuesto es igual a

T
Mo = ! ) (3.30)
Sr, + St \ﬁ tanh \/f
T t
en la cual T es la transmisibilidad del medio:
k n
Ty = N ity (3.31)
1
St es el factor de almacenamiento del medio:
Sty = QfintCrywy (3.32)
STm = gbm intctmLz (333>
y 7 es un parametro definido por Najurieta como
LQ
T =— (3.34)
4N,
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donde
Ky,

B ¢m int Ctm W

Para considerar multiples capas de matriz intercaladas por el medio fracturado, el autor

Tm (3.35)

propone el término N como el ntmero de fracturas horizontales conectadas al pozo:
N = — (3.36)

Puesto que el modelo se deriva de la teoria de Swaan, emplea propiedades intrinsecas, por
lo que tendra que considerarse las formulas 2.6, 3.24 y 3.25. Nuevamente se puede emplear

la ecuacion 3.26 para considerar el dano a la formacion.

Verificacion del modelo

En el documento original de Najurieta se puede observar que los resultados obtenidos
con su modelo equivalen a los resultados obtenidos con el modelo numérico de Kazemi.
Por ello, nuevamente se emplearon los datos de la tabla 3.1 (véase figura 3.5).

Presion de fondo fluyendo
Najurieta 4000

4000 - —
3900 - =S 3900
3800 - ~3 3800

3700 bW 3700

Pyt [psil
/

3600

Pwf [psi]

N 3500

3500 ~

= A Modelo numérico Kazemi A

4

3400 \\ s400 J
\\

ST = « = Modelo deSwaan \

3300

3300 -

— — Pwf Najurieta
L L L

A i
10 10 10 10 10 10 1077 10-5 1072 101 10t 103

Tiempo [Hrs]

Tiempo [hrs]

Figura 3.5: Verificacion del modelo de Najurieta
(modificado de Swaan, 1976).

3.2. Soluciones semianaliticas

Los siguientes modelos no cuentan con una solucién analitica al no poder realizar la
inversion de la transformada de Laplace. En su lugar, se recurre al método de Stehfest,
algoritmo numérico que permite obtener la soluciéon en el dominio temporal a partir del

espacio de Laplace (véase anexo A).
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3.2.1. Modelo Mavor y Cinco Ley

En el trabajo titulado “Transient Pressure Behavior of Naturally Fractured Reservo-
irs”, Mavor y Cinco-Ley (1979) presentaron una solucion a la formulacion de Warren y
Root en el espacio de Laplace considerando los efectos de almacenamiento y dano en la
formacion.

Tras resolver la ecuacién de flujo de fluidos en medios porosos considerando una for-
mulacion de transferencia pseudoestacionaria en el espacio de Laplace y considerar los
fenémenos mencionados determinaron que:

Ko(Vsf) + SvsfKi(Vs])

PwD = (3.37)
s[VET Ki(V5F) + sColKo(V/5F) + SV5TKi(v5])]
donde a ) \
w(l—w)s +
/= (1—-—w)s + A (3:38)
Las variables adimensionales quedan definidas como:

(pcr)y
ey + (6o (339
A=o i r2 (3.40)

Kfers
_ 2mkpepsh(P — P)

Pp = iz (3.41)

Kpesrt
tp = 3.42
P (¢mctm + ¢fctf)ﬂ7"120 ( )
CD _ Coef alm (343)

27T(q5mctm + gbfctf)h r2
r

= — 44
D o (3 )

Verificacion del modelo

Para este caso se replico la figura 3 del articulo original, en el cual consideran w =
1x1073, A=1x10""y S = 10 (véase figura 3.6).
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- Validacién Mavor-Cinco Ley

N
()]
T

\
\

24-

Pum [Adim]
S

Dimensionless Pressure, Pp¢

1 2 ‘ ‘ ‘ I L I L I
10 10° 10* 10f 10° 10*

1 1
b tadim) 102 104 108 108 1010
Dimensionless Time, tp

1

Figura 3.6: Verificacion del modelo de Mavor - Cinco Ley (modificado de Mavor, 1979).

3.2.2. Modelo Triple Porosidad

Camacho Velazquez et al. (2005), en “Pressure-Transient and Decline-Curve Beha-
vior in Naturally Fractured Vuggy Carbonate Reservoirs”, propusieron un modelo de tri-
ple porosidad para yacimientos carbonatados vugulares. Esta formulacién considera flujo
pseudoestacionario interporoso y admite la posibilidad de que el flujo de fluidos hacia el
pozo ocurra a través del sistema de vigulos, resultando en un comportamiento de doble
permeabilidad.

El modelo parte de la ecuacion diferencial para las fracturas:

1 0 apr 8pr
- At (PDm — Aot (DDw — = Wf—F— 3.45
N ar (7‘ . ) + Ams(Pom = Pog) + Aos(Pov = Poy) = Wi (3.45)
Para la matriz:
_ apo
_Amv(po - pDv) - )\mf<po _pr) - (1 - Wf - wv)% (346)
Y para los viagulos:
1 a apDv apDU
1 —K)—5— /\mv m v) T )\v v = WvTo, 3.47
( “)TD O (TD o > + Ao (PDm — PDw) f(Ppv —ppf) = w at, (3.47)

El parametro x equivale la razén de permeabilidad entre el sistema de fracturas y vagulos.
Si k = 1 el flujo hacia el pozo esta controlado por las fracturas, si 0 < k < 1 se presenta
un comportamiento de doble permeabilidad, y si kK = 0 el flujo ocurre a través de los
vigulos. Para 0 < xk < 1, la solucién en el espacio de Laplace considerando los fendmenos
de almacenamiento en el pozo y dano a la formaciéon resultan:
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donde

1
s2Cp + 1/ﬁwD|CD:O

PwD =

Pup|py o = C1Ko(ar) + CoKo(as) + S,[CranKi(ar) + CoasKi(as)]

1
Cy=-
S

Cs

W | =

o kmo+ (1 —r)my

'alKl(al)(/{Al + 1 — k) + wKi(a)(kAy + 1 — /4:)\

Ko(al)(Al — 1) + Kl(Oél)()q(SfAl - SU>
Ko(OCQ)(l — Ag) + Kl(OéQ)OQ(SU — Sng)

KQ(O./Q)(I — AQ) + Kl(OZQ)OzQ(SU — Sng)

\061K1<051)(K,A1 + 1 — K)) + C(QKl(OéQ)(HAQ + 1 — /i))

KO(al)(Al — 1) + Kl(al)Oé1<SfA1 — SU)

A =—[(1 = rK)ai — ma(uw)]/m
Ay = —[(1 = K)aj — ma(u)]/m

-1

\/[/@mg + (1- /{)ml}2 + 4(m? —myma)k(l — K)

M= 2k(1 — K)

o kMg + (1 —K)my

2k(1 — k)

\/[FomQ + (1- /{)ml]z + 4(m? — mima)k(1l — K)

@2 = 2k(1 — K)

25(1 — k)
)\mf)\mv
m Amv + Amyp + 5(1 —wp — wy) + Ao

Amo + Amp + (1 —wp — wy)
_ v

Ao + A+ 5(1 — wp — wy)

— A — Apf — Wy

- >‘mf - >\vf —WwyS

(3.48)

(3.49)

(3.50)

(3.55)

(3.56)

(3.57)

(3.58)

Para el caso particular de triple porosidad tinica permeabilidad donde £ = 1 la solucién

se simplifica a:

Ko[v/9(5)] + 51/9(5)Ki [\/g(5)]

ﬁwD =

donde

g(s) = my — m?/my
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Los nuevos parametros propuestos por el autor se muestran a continuacion:

k= ky/(ks+ ko)
Amp = Ompkmrs (ks + ky)
Ao = Omokimry, [ (kg + ko)
Nog = Ouphopry /(s + ko)
wy = ey /(Dfcs + Pmlm + ducy)
Wy = GuCu/(DfCt + Omlm + GuCy)

Mientras que las variables adimensionales son:

ppe = 27 (ky + kp)h(pi — p;)/ (quB,)

donde j = f o v (fracturas o vigulos)
ip = (kf + kv)t/ [(¢fcf + PmCm + Qﬁvcv)ﬂrm

quwD = q,uB/ [27T<kf + kv)h<p2 - pwf>]

Coef alm

O p—
P 27 (uCy + G + Grep) T

Verificacion del modelo

(3.68)
(3.69)

(3.70)

Para verificar la funcionalidad del algoritmo empleado en el caso de permeabilidad

simple (k = 1) se tomo la figura 1 del trabajo original; los resultados se muestran en la
figura 3.7. Obsérvese la disparidad a tiempos tempranos entre el modelo de Warren y Root

obtenido en este trabajo y el original. La causa se origina en el modelo empleado para

generar la curva: en el trabajo original se configur6 el codigo para replicar un yacimiento

de doble porosidad; en cambio, en este ejemplo se empled la soluciéon analitica de Warren

y Root, la cual produce errores a tiempos cortos. Para las formulas de triple porosidad -

doble permeabilidad se retomaron los casos exhibidos en la figura 8 (véase figura 3.8).
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Grafico Triple porosidad 10

10 -
Amr=1e—05 wr=0.01w, =0.1 Warren & Root, A,=1e-05, »,=0.01
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to[Adim]

[N}

Tiempo adimensional t,

Figura 3.7: Verificacion del modelo de triple porosidad - permeabilidad simple
(modificado de Camacho, 2005).

Grafico Triple porosidad - Doble permeabilidad
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Figura 3.8: Verificacion del modelo de triple porosidad - doble permeabilidad
(modificado de Camacho, 2005).

3.2.3. Modelo Fractal

En el articulo “A semi-analytical fractal model for production from tight oil reservoirs
with hydraulically fractured horizontal wells” presentado por Wang et al. (2015) se plantea
un modelo que describe el flujo de fluidos provenientes de un yacimiento tight (compac-
to) perforado por un pozo horizontal y estimulado mediante fracturamiento hidraulico
multietapa.

En la figura 3.9 se muestra la conceptualizacion fisica del modelo compuesto por
tres regiones de flujo: la region externa sin alterar (region 3), la region estimulada por el
fracturamiento (region 2), y la region que comprende la fractura hidraulica (region 1).
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Ve Linea de simetria

f (frontera de no flujo)
4 N <« Frontera de

( LTI S
Fractura Region 3
hidraulica
|11 g

Xf | Region 2

Pozo horizontal

Figura 3.9: Esquematizacion de la geometria de flujo tri-lineal para un yacimiento con un
pozo horizontal hidrdulicamente fracturado (modificado de Cederio, 2022).

En la regiéon 3 se contempla flujo lineal en direcciéon x, y como la zona no presenta
fracturamiento, se emplea la ecuacion de difusividad 1D:

K 0°p3 Ops
[1; 81‘2 ¢ Cy at ( )
La condicion de frontera externa: 9
P3
— 3.72
6.77 T=Te ( )
Frontera interna:
p3‘w:xf - p2’x:xf (373)

Para la region 2 se formulacion similar a los modelos de doble permeabilidad, considerando
que las propiedades estan definidas por una relacion fractal. La ecuacion que rige el flujo
lineal en direccion y dentro de la red de fracturas es:

0 (k(y) sz) Op2
(R o = == 3.74
8y< Oy + Gmy + 32 = cird(y) ot (3.74)
El flujo proveniente de la matriz fracturada esta dado por:
ak, y\ D2
g = ="~ 22) (1) 3.75
r= (3 (375)
Mientras que el flujo proveniente de la region 3 se define como:
kn 10 D-2
ap = (1) (3.76)
p xp Ox le=a; \by
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Las ecuaciones que describen la porosidad y la permeabilidad en un medio fractal son:

k(y) = kf<£§>L)29 (3.77)
¢@)=<W(%)D2 (3.78)

La condiciéon de frontera interna esta dada por:

P2ly=b; = P1ly=b, (3.79)

Por su parte, la condicion de frontera externa se determina con la condiciéon de no flujo
atribuida a la simetria de las etapas de fracturamiento.

Op2

3.80
8y Y=VYe ( )

Finalmente, la ecuacion de difusividad linear en direcciéon x para la fractura hidraulica en
la region 1 es:
Ip1

ki 0%py
E 552 t g1 = QZSICtIE (3.81)

go1 es el aporte de flujo proveniente de la regién 2. La condicion de frontera interna

representa al pozo, contemplando el almacenamiento y dano en la fractura:

Ip1d ( OPuwd
= a1 ) 3.82
alL‘d zq=0 “ o 6td ( )
Para la frontera externa se considera nuevamente una condiciéon de no flujo:
Ip1d
=0 3.83
0xg lzg=1 ( )

Tras aplicar la transformada de Laplace y obtener la solucién para cada region, resulta:

B
_ sv/otanh(v/6) o 5
PwD = (384)
S —
sv/otanh(\/6) 5 d
donde "
_ TRpxy
Y= —klbf (3.85)
= Sbl — Q154 (386)
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4y = k’fx?f L= orcaks
kflb?f (ctop2) K

Ly 1(B2) Ky —1(B2y)s) — Tno—1(Boy ) Kiny—1(52)

Sy =+/—5
! > I, (B2)Kno—1(B2y3) + Tno—1(B2yls) Ky (52)
_2\/—82 _2+6 _3—D+9
=%y Ty T o

A k
_ 2 _ 2fm 9
Sg = ()\bd<—)\ =) 1) + bd_kf S3 wsbd>
_ ¢mctmkf o
a3 = ————=5 s3 = +/az (tanh(\/ag — \/agxed))
¢20t2km

ko, Cifdr
\ = o242 w =
f (Ct2¢2)

ky
Ct2¢2 = ctf¢f + ctm¢m

Los términos adimensionales estan dados por:

. kst
¢ (Ct2¢2)/$o$fr
_ ksh(pi — p)
qBp
T Y B by
LTa=—"—" Yd=73- 0d=—
Ty by Ty
Te Ve
Led = _f Yed = E
Coe alm
Cy !

- 27T(¢lct1 + ¢2Ct2 + ¢mctm)h x;

(3.87)

(3.88)

(3.89)

(3.90)

(3.91)

(3.92)

(3.93)

(3.94)

(3.95)

(3.96)

(3.97)

(3.98)

El desarrollo de la solucion se encuentra en el propio articulo, o en la tesis “Implementacion

de soluciones analiticas aplicables en yacimientos no convencionales: flujo a través de
nanoporos y descripcion fractal de redes de fracturas complejas” de Cedetio Estrada (2022).

Verificacion del modelo

Para la comparativa se emplearon los datos de la tabla 3.2, provenientes de la figura
9 del capitulo 3 del trabajo de Cedeno. La imagen 3.10 corresponde a la figura 10 del

capitulo 2 del mismo trabajo.
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Modelo Fractal

©=0.0A=0.05147,w=0.0625 — pgconD=1.7y6=0

-=- DER(pg) con D=1.7y 6=0
—— pgconD=2y6=0
-- DER(pg) con D=2y 6=0

109

Pp, DERPp

Presion adimensional, pg

— Presion adimensional D =17

10° 5 === Derivada presion adimensional D= 1.7 0
— Presion adimensional D =2
~=- Derivada presion adimensional D =2

1074 1073 1072 107! 10° 10! 10? 10° 10¢ 10% 106 10 1073 10 10t 10° 10! 102 10° 10¢ 10° 10°
to [Adim) Tiempo adimensional, ty

Figura 3.10: Verificacion del modelo fractal (modificado de Cedeno, 2022).

Tabla 3.2: Datos empleados para verificar el modelo fractal.

Datos de entrada

bp=1.6x10"2ft  ¢;; =258 x 1074 psi ¢y = 2.58 x 1076 psi~!

e = 2.58 x 1077 psi~! h = 6.23 x 10! ft k;=1x 102 mD
K, = 2.3 x 10 mD ky =5 x 103 mD zp = 6.56 x 102 ft
7. = 1.15 x 10° ft Yo = 6.56 x 102 ft a=52x 1075 ft—2
1= 1.06 cP d;=2x1074 bm =3 x 1071
¢, = 4.5 x 107 B=1.0

3.3. Soluciones numéricas

El desarrollo de las soluciones numeéricas parte de la ecuacion de difusion empleada en

los modelos de doble porosidad que describe el flujo monofasico de un fluido ligeramente

compresible en el medio naturalmente fracturado:

GApf

v [(%)vmpﬂ 7= (o) 5t

donde

(3.99)

Apy = pi — Puy (3.100)
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Aunado a esta, la ecuacion de continuidad en la matriz es:

Opm

T = wQ)mW (3.101)

De acuerdo con el modelo a emplear (PSS o USS) es la ecuacion de transferencia a imple-
mentar. Para el modelo pseudoestacionario (Warren y Root, 1963):

km
TpSs — Uj(pm — pf) (3.102)

Del mismo modo, para el modelo USS (Streltsova, 1983):

0AP,,
ot

1 % i %e( - (%)Qgt)] (3.104)
n=1,3,5

Estas ecuaciones se pueden encontrar en Torcuk, Kurtoglu, Fakcharoenphol et al. (2013).

TUSS — (¢ Ct)mH (3103)

AP, = AP

3.3.1. Modelo Pseudoestacionario (PSS)

Para dar solucion al problema de flujo de fluidos en medios fracturados se parte de la
ecuacion de difusion en el medio fracturado para coordenadas radiales:

10 kfeff 8pf> R (9pf
Sy AP 12 Pt = = 3.105
7“07“<T @ or TatT = (9 ot ( )
Retomando la ecuacion que describe el flujo en la matriz:
Opm
= m— 3.101
r = (gehm 2t (3.101)
Y la ecuaciéon de transferencia:
K
Tpss = Ur(pm —py) (3.102)
Tras realizar la discretizacion y linealizacion del modelo matematico se obtiene:
n-+1 n+1 n+1 n+l _
EP+C P+ WP +WIP =B (3.106)
D Pyt —WI Pi*Y = By (3.107)

o1



donde

v, Ko )
E—Tr — [ r ] feff
itz LrAr i(a'r’ pAr

i1
i+3

vy [ ().

71—

1
2

k drey a?0’k2 V., At
C=—|E+W v, Vi, ——L) +WI— o
T (CM 1 > * ( LAt > + (aaukmAt + O, 14
drcy Qo Py kp V. qBupS
B=—(V,. L) Py — T - P +WI—>——
( ! At) fi <O{Jl€mAt+¢mCtm,u> m’+ 27Tk7feffh
Cocf al
D — (WI oefam)
A
CYoefalm C]BIUS
Byeu = ¢B Pt —WIl———
n=ab At wi 27Tk7feffh
2
Wr = o 25t etsh

(&
()
T’U)
El proceso de discretizacion se puede revisar en el Apéndice B.

Verificacion del modelo

(3.108)

(3.109)

(3.110)

(3.111)

(3.112)

(3.113)

(3.114)

La verificacion del codigo computacional se realizoé con el ejercicio propuesto por Te-

klu et al. (2013) el cual consta de un pozo que penetra completamente una formacion

naturalmente fracturada productora de gas. Los datos se muestran a continuacion:

Tabla 3.3: Datos para verificar modelo numérico PSS

Datos de entrada

Pyac = 5000 psia pg = 0.02 cP L,=L,=L,=1ft
Az =h=20ft wy = 10 pm ey =5 x 107 psi™
Com =1 x 107 psi™? Om = 0.2 re = 0.25 ft
r. = 2640 ft g = 1000 rcf/day Cp=0
N; =600 N, =13 B=1.0

Para este ejercicio emplea el factor de forma propuesto por Kazemi:

1 1 1
o =4+t
x Yy z
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(3.115)



Finalmente, los resultados se muestran en la figura 3.11.

Presién de fondo fluyendo
Flujo Pseudoestacionario

5000 - B0

T HHH’ T IHAHi ‘ T AHH\I T HHHi T h\‘hi T T thi T T ITTIIT
¢r=9.84e — 05 kr=8.31e - 02 \\ ) —k =01
n
P . o —k =001
s S ]
\::\ —————————— \, \ 4600 —km=0001
s Ay
4500 - &S \Q:\ —km=0‘00[]1
L3 Y
. \ )

4250.- \\ """"""" \ 40 1
. L .
P e a
F AR 1

3750 -

3600 1

3500 - 0

3250 - 3200 E

——- PWf PSS kpp=0.1 3000 7]

3000 - === PWF PSS kp=0.01

——- PWf PSS knp =0.001
-—-- Pwf PSS kny =0.0001 2000 % N
i f [ I [ povooed ooveoend ooverd veverwd pooeod vovoeved voreded o oreromd v orer
% " i . ; 1 3 2 r ) )
10 10 ws o 0 R N N A N A
Tiempo [Dias] fine. din

Figura 3.11: Verificacion del modelo numérico empleando ecuacidn de transferencia
pseudoestacionaria (modificado de Teklu, 2013).

3.3.2. Modelo Transitorio (USS)

Recuperando la ecuacion de difusion en el medio fracturado para coordenadas radiales:

1 8 kfeff 8pf N 8pf
- s - J e _ 1
" or (r 0 or ) +d+T = (6e); ot (3105)

La ecuacién de difusion en la matriz:

Ipm

= (m)m% (3.101)

Ahora, la ecuacion de transferencia cambia a:

0AP,,
Tuss = (O Ct)m HT (3.103)
donde
AP, — AP, |12 i ! (—("”)Qt) (3.104)
" ! 7T2 n=1,3,5 712 ) 2 ) .
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La discretizacion y linealizacion de las ecuaciones resulta en:
n+1 n+1 n+1l __
E szfll +C P+ W P+ WI P =B

D PrY - WI PP = By

donde
V, k n
=11y~ ] o)
i+3 rArli ar PAT /il
T I Kperr\™
W= Ti*% B [rArL(ar pAT )i—;
(cht)m Prct
e ) (025
C +W4+W Vi, A (a—=1)) 4+ (V, A7
¢fctf n ((bct)m n
B=— (%5t P - (W5 a-0) 7
(Pc)m qBupS
(ViR 0= ) P+ ok oprh
8 == 1 nr\?
o= |53 - (5)er)]
n=1,35
8 o= 1 nmw\2
=5 3 (- ()
n=1,3,5
Ooefalm
D:( I )
WI+ A7
Coefalm qB,US
Byen = qgB P+ WI—-——
n=ab At wf’+ 2’/kaeffh
2mkserih
WI = a="LdI
o)
Tw
6:77_7”
2
T = i
" (pct)m
gL
2

El proceso de discretizacion se puede revisar en el Apéndice B.
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Verificacion del modelo

Para verificar el codigo se recurrié al documento desarrollado por Teja Juérez y Torres
Lopez (2023), especificamente al “Ejercicio flujo radial 1D (Streltsova USS)”. Los datos
de entrada son equivalentes a la tabla 3.3 (véase figura 3.12).

Presion de fondo fluyendo

Flujo Pseudoestacionario
5500 - 5500

¢r=9.84e — 05 kr=8.31e - 02

Pwfnumérico

5000 - 5000

4500 - S

4000 - N, S 4000

~

Pur [psi]

/
i
1
i
/
/

;

3000 - AN 3000

2500 - S 2500

—=- PWfPSS
--- PwfUSS

2000 - . i i y " h 2000
10 10 10-5 10 101 10! 10 105 1.00E09 1.00E-08 1.00E-07 1.00E-06 1.00E-05 1.00E-04 1.00E03 1.00E-02 1.00E-01 1.0DE+00 1.00E+01 1.O0E+02 1.00E403 1.00E+04 1.00E405

Tiempo [Dias] Tiempo [Dias]

——Kazem-PSS-Slabs  —— Streltsova - USS - Slabs

Figura 3.12: Verificacion del modelo numérico empleando ecuacion de transferencia transitoria
(modificado de Teja, 2023).

3.4. Analisis de sensibilidad

Tras analizar el comportamiento de los ocho modelos desarrollados al variar sus para-
metros, se identificaron las siguientes limitaciones:

1. Un escenario que combine dano negativo con coeficiente de almacenamiento del pozo
positivo genera divergencia en las propuestas semianaliticas (Mavor, Triple porosi-
dad y Fractal). La causa esta en la formulacion de los modelos: si se analizan con
detenimiento las formulas 3.37, 3.48 y 3.84, al introducir S < 0y C > 0 en al-
gun tiempo se indetermina la presion adimensional, generando la divergencia. Este
fenémeno se observa en los casos 1y 2 (véase figura 5.5 y 5.13).

2. Conforme la permeabilidad de la matriz k,, se aproxima a la permeabilidad efectiva
de la fractura kf.rr, los modelos de Najurieta y Swaan muestran valores inconsis-
tentes. Se determind que debe de existir al menos una orden de una magnitud de
diferencia entre ambas permeabilidades (ks.rs > 10k;,).

3. Algunas combinaciones de parametros pueden generar ligera divergencia en el modelo
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de triple porosidad, requiriendo ajustar el parametro Ngiepfest- Por mencionar un
ejemplo, si a los valores predeterminados del programa desarrollado (véase figura
4.4) se modifican ¢, = 0.1 y k = 0.9, se presentara este comportamiento.

Por otra parte, para representar un yacimiento de doble porosidad se puede ingresar
Oy =0,k =1, Ay =0y Ap, = 0.

4. En el caso de los modelos numeéricos, fue necesario incrementar el nimero de nodos
en la malla para que sus resultados coincidieran con las demas formulaciones. Se
determin6 que un minimo de 40 nodos es requerido.

5. El modelo fractal muestra una alta sensibilidad: practicamente cualquier variacién
en los parametros puede desajustar su curva. Para su ajuste se recomienda variar los
pardmetros ks, by, 0y D, ya que son los que ejercen mayor influencia en el modelo.
Idealmente, ks, y by podria estimarse a partir de la operacion de fracturamiento
hidraulico.

En cuanto al desempeno computacional, los modelos analiticos demostraron ser mas
eficientes, al no involucrar la solucién de sistemas numéricos. En segundo lugar estarian los
modelos semianaliticos, que presentan menor demanda computacional al evitar el calculo
en cada nodo de la malla numérica. Finalmente restarian los modelos numéricos, de los
cuales destaca el modelo transitorio al tomar mayor tiempo de ejecucion, debido a la
resolucion de las ecuaciones 3.122 y 3.123.
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4. Desarrollo de la herramienta

A fin de emplear los codigos computacionales desarrollados a partir de los métodos
descritos en el capitulo anterior, fue necesario unificarlos en una sola herramienta que fa-
cilitara su uso, analisis y visualizacion. Para ello, se desarroll6 una aplicacion interactiva
en lenguaje Python(®).

Antes de explicar dicha herramienta, se describe brevemente el proceso de diseno de la
interfaz grafica de usuario (GUI, Graphical User Interface).

4.1. Diseno de la interfaz grafica de usuario

La libreria empleada para el diseno de la interfaz fue Tkinter. El diseno preliminar de
las ventanas se llevd a cabo en dos etapas principales:

1. Dibujado de las ventanas: mediante la plataforma Figma se disenaron las diferentes
ventanas que componen la herramienta (véase figura 4.1). En esta etapa se definid
la distribucion de los elementos (cuadros de texto, figuras, imagenes y widgets) sin
programar atn su funcionalidad.

2. Una vez establecido el diseno final, se utilizo la aplicaciéon Tkinter Designer desa-
rrollada por Parth Jadhav (2021) (véase figura 4.2). Esta herramienta convierte un
diseno realizado en Figma en una interfaz basada en Tkinter. A partir del Token
ID y la URL del proyecto en la plataforma web, el programa recupera el frame y
su contenido para generar una serie de carpetas que incluyen las imagenes de los
elementos utilizados, asi como un archivo en Python para generar la interfaz grafica.

Cabe aclarar que el codigo resultante tinicamente posiciona los widgets segtn el diseno
del lienzo, mas no asigna una funcionalidad. A partir de este archivo se completé la he-
rramienta mediante la incorporaciéon de las funciones necesarias y los codigos del capitulo
anterior.
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8- in}

Frame 1
Untitled  ~
Borradorss (BaiE SIMULADOR DE FLUJO DE FLUIDOS EN MEDIOS POROSOS FRACTURADOS [+]
—C Generales ) Parametros Particulares )}—
o Modelos numéricos
Archivo  Recursos Q == dmp!j:
Paginas +
Factor
Page 4 Ea
Modelo fractal
Page 5
Page 2
Page 3 .
Algoritmo Stehfest .
ParimetroN Neates [ bl
Pscudoestacio Najurieta: [
Triple porosidad : |
ractal:
MacyCmeos[ |
Capas
H Frame1

B -0 ® - To&® a8«

Figura 4.1: Lienzo de Figma con el frame diseriado para la ventana principal.

1 import webbrowser

2 import re

3 import sys

4 import os

5 import tkinter as tk
6

7,

8

(5 Tinter Designer

import tkinter.messagebox as tkl
import tkinter.filedialog

nter the details.

from pathlib import Path

1: Mome to Tkinter Designer Token IN

11 sys.path.insert(®, str(Path(__file_).resolve().parent.parent))

12 try: Tkinter Designer uses the Figma API )

13 from tkdesigner.designer import Designer to analyse a design file, then creates File URI

14 except ModuleNotFoundError: Lo s

15 raise RuntimeErron("Couldn't add tkdesigner to the paTH.") [EELIELSCUIEISIERRERHEEESE

16 for your GUL Ottout Path

17 (]

19 ASSETS_PATH = Path(_file_).resolve().parent / "assets”
21 # ke d in order to add data files t
22 path = getattr(sys, '_MEIPASS', os.getcwd())

23 os.chdir(path)

Figura 4.2: GUI y parte del codigo correspondiente al programa Tkinter Destigner.

¢ simulador flujo de fluidos en medios porosos fracturados

FACULTAD DE INGENIERIA

COMPARATIVA Y ANALISIS DE LOS METODOS
NUMERICOS Y ANALITICOS PARA LA SOLUCION
DEL FLUJO DE FLUIDOS EN MEDIOS POROSOS
FRACTURADOS Y SU APLICACION EN
YACIMIENTOS MEXICANOS

TESIS

Que para obtener el titulo de
Ingeniero Petrolero

PRESENTA
Ivan Solis Pérez

DIRECTOR DE TESIS
Dr. Victor Leonardo Teja Juarez

Iniciar Herramienta

Ciudad Universitaria, Cd. Mx., 2025

Figura 4.3: Ventana de presentacion de la herramienta.
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4.2. Descripcién de la herramienta

Una vez iniciado el programa se visualiza la ventana de presentacion (véase figura 4.3).
Con el boton Iniciar se abre la ventana principal mostrada en la figura 4.4. A continuaciéon
se describen sus elementos:

1.

Parametros Generales: variables compartidas por la mayoria de los modelos. Los
valores ingresados deben corresponder a las unidades senaladas.

Tiempo Computacional: al finalizar las simulaciones, en esta seccién se muestra
el tiempo empleado por cada algoritmo (véase figura 4.5).

Parametros Particulares: variables especificas empleadas tinicamente en ciertos
modelos. Los valores ingresados deben corresponder a las unidades senaladas.
Start: Ejecuta la simulacion con los parametros ingresados. Si se detecta alguna
anomalia, se genera un mensaje de error o advertencia (véase figura 4.6).

Reset: permite restablecer los valores predeterminados.

Cargar: permite cargar un archivo en formato .x1lsx, .x1ls o .txt correspondiente
a una prueba de presion conforme a las especificaciones senaladas en la figura 4.7.
Info: explica brevemente como emplear el programa.

Mas informacioén: acerca del desarrollador, director y agradecimientos correspon-

dientes.
Simulador flujo de fluidos en medios os fracturados
SIMULADOR DE FLUJO DE FLUIDOS EN MEDIOS POROSOS FRACTURADOS (+] 8
=—{ Parametros Generales ) (Darémetros Particulares)—w-
R = Modelos numéricos
Radio del pozo ™ 025 (1] .
Radlo de d r I Nimero de nodos en lamalla  Nr 13
adio de drene e
Espesor del yacimiento Az 200 ) Modeloidelriplerporosidad -
Porosidad de lamatriz ®m 020 1) Porasidad delvigulossbv 0D i
Permeabilidad de la matriz ke 00001 [mD) Compratid oal ddwigrlo, O (IEE _____ fpaall
Viscosidad del fluido B'OZ—- cP) Relacién de permeabilidad fractura-vigulo k1.0 [
Viscosidad de o ! o
T I T R b O Factor de flujo interporoso fractura-viigulo A& 1E-5 [1)
Compresibilidad total de la fractra G se4___ [psici] Relcs O Ly e ot s o
e sl Factor de daiio en el vigulo  Sv 0.0 [1]
10 ] Modelo fractal - 3
w I Indice de conectividad en laregion2 8 0,011 [1]
10 3 ) Dimension fractal D 2653 1]
T [ll' Porosidad de la fractura hidrdulica ®m 0.1 I
CoaBoisnt daalis R [n‘”»i] Compresibilidad de la fractura hidraulica Cm 14g5  [psial
Presion inicial del pozo Po 50000 [psi) Permeabilidad de la fractura hidraulica km 140 [mD]
Gasto de produccién qwil -10000 [ref/dia) Aperuirs media de la fracturn b a brogaes (4]
Multplicadorkt 01 [ Longitud de la fractura hidrdulica xr 30g2  [[)
Paso de tiempo cero At 1E-8 [dia] Algoritmo Stehfest
Tiempo de simulacion  tsim 100 [dia] ParimetroN Nswhfet 14 [l
Ntumero de pasos de tiempo  Ni 600 0]
Factor volumétrico B 10 1] —( Tiempo Computacional [segundos])
Pseudoestacionario : Najurieta :
Transitorio : Triple porosidad : -
Start Reset Cargar -
- 2 9 Info Warren y Root : Fractal :
* * * * deSwaan:[ ] Mavor y Cinco :
1 | | 1

4 5 6 7

Figura 4.4: Ventana principal de la herramienta y sus partes.
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Tiempo Computacional [segundos] )

Pseudoestacionario :
Transitorio :
Warren y Root :
deSwaan :

0.14351153373 Najurieta :
0.36100029945 Triple porosidad :
0.00399923324 Fractal :
0.00300025939 Mavor y Cinco :

0.00200033187

0.09099960327

0.13648915290
0.08100128173

Figura 4.5: Tiempo de ejecucion de cada modelo al realizar la

simulacion correspondiente a los datos de la figura 4.4.

Valores incorrectos

Por favor, verifique el tipo de valor ingresado. Evite usar
decimales en campos que solo permiten enteros
(N Stehfest, Nt, Nr).

" Advertencia

| . Valores de N Stehfest recomendados: 12, 14 y 16.

Numero de pasos de tiempo Nt 600.5 [1]

Figura 4.6: Izquierda: Mensaje de error al intentar ingresar un niumero flotante en una
variable de tipo entero, por lo que no continud con la simulacion. Derecha: Mensaje de
advertencia al ingresar un valor distinto a los recomendados, atin asi realiza la simulacion.

! Columna 0: Tiempo [Horas]
Columna 1: Presién [psi]

interpretaran como t0 y PO.

Previo a cargar los datos, verifique:

No emplee comas para sefialar decimales.
Los primeros valores de cada columna se

Figura 4.7: Especificaciones que debe cumplir
el archivo con los datos de la prueba de presion.

Una vez concluida la simulacion, el programa grafica las curvas de presion generadas
por los diferentes modelos (véase figura 4.8) asi como las graficas diagnostico que incluye
AP y su derivada (véase figura 4.9). En la parte inferior de ambas ventanas se inclu-
yen botones que permiten desactivar o activar las curvas, con el proposito de facilitar la
comparacion entre modelos. Adicionalmente, si se cargaron los datos de una prueba de
presion, sus tiempos de medicién seran empleados para calcular la presion a ese tiempo,
a fin de presentar una tabla con el error cuadratico medio y el error de porcentaje medio
absoluto por modelo (exceptuando el modelo de Swaan) comparando la presion medida y

la calculada.
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5500
N, o
~
5
N
5000 e
~an
L
-
LS
5
4500 -
7
5 4000 -
X
<
3500 -

Pwf Num PSS
Pwf Num USS

Pwf W&R

Pwf deSwaan Temprana
Pwf deSwaan Tardia
Pwf Najurieta

Pwf Triple

Pwf Fractal

Pwf Mavor Cinco

1078

Warren

=8 & Root

Presion de fondo fluyendo

2.84e - 05(1]
ki=8.31e — 02(mD}

107 1072 10?
Tiempo [dias]
deSwaan  deSwaan Triple Mavor &
temprana tardia Najurieta |\ ocidag  Fractal Cinco Ley

Figura 4.8: Grdfico generado correspondiente a la presion de fondo fluyendo.

AP [psi)

PSS uss

Grafico diagnéstico

Derv Delt P Num PSS
Derv Delt P Num USS
Derv Delt P WRT
Derv Delt P Naj

Derv Delt P Triple
Derv Delt P Fractal
Derv Delt P jalali
Delt P Num PSS

Delt P Num USS

Delt P WRT

Delt P Naj

Delt P Triple

Delt P Fractal

Delt P Jalali

10° 10

1072
Tiempo (dias]

Warren
& Root

Triple

i Maver &
parosidad

Fractal Cines tay

Najurieta

Figura 4.9: Grdfico diagndstico.
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5. Propuestas de aplicacion

A fin de comprobar la aplicacién de los modelos presentados, se proponen tres casos de
estudio basados en pruebas de presion tomadas en yacimientos mexicanos naturalmente
fracturados. Previamente, se describe la metodologia a emplear.

5.1. Metodologia

El procedimiento presentado a continuacion se basa en los trabajos de Engler y Tiab
(1996) y Tiab y Donaldson (2004). Como ejemplo ilustrativo, se presenta la metodologia
empleando un “Caso 0” modificado del ejercicio propuesto por Teklu et al. (2013) cuyos
parametros son conocidos con antelacion (véase tabla 5.1).

Esta metodologia fue desarrollada para una formulacion pseudoestacionaria, por lo
que se emplearon las curvas generadas mediante el modelo numérico PSS. Los puntos de
interés identificados en el grafico de presion de fondo fluyendo y el grafico diagnostico se
muestran en las figuras 5.1 y 5.2, respectivamente.

Tabla 5.1: Datos de entrada para el Caso 0.

Datos de entrada

Pyac = 5000 psia g = 0.02 cP L,=L,=L,=1ft
h =20 ft wy = 10 um cip =5 x 107* psi!
Com = 1 x 1074 psi? Om = 0.2 ry = 0.25 ft
re = 2640 ft q = 1000 rcf/day ~ C =5 x 107%[ft3/psi]
N; = 600 N, =50 B=1.0
S=1

Los pardmetros a comprobar son:

e Permeabilidad efectiva de la fractura: kf.;r = 0.00831[mD]

e Coeficiente de almacenamiento del pozo: C' =5 x 1075 ft3/psi]
e Capacidad de almacenamiento de la fractura: w = 2.45 x 1073

62



e Factor de flujo interporoso: A = 3.01 x 1074
e Daro a la formaciéon: S =1

Presion de fondo fluyendo
Pwf Num PSS . $r=9.84e - 05[1]
5000 -t-_-'\_?;ole_' 04 um2ite=ia kr=8.31e - 02[mD]
_____ e
S
= o G
= =S m = 346 psi
S
4500 - '
4000 -
G
8
3
3500 -
3000 -
2500 -
== PwfNum PSS

107

107

Tiempo [dias]

Figura 5.1: Valores de interés obtenidos del grifico de presion de fondo fluyendo (Caso 0).

Grafico diagndstico

AP,, = 1922.86psi
t, =530%x107°d
._(‘L:\*\Ap')x = 328.87 psi
) RN tys = 0.1655d (t * Ap"),, = 151psi
T, E672x107d [~ tp=1d
5
10% - ‘\
tmin = 530X 107°d tp=1d
(t* Ap"Ymin = 2.6 psi Zoermmess
m1 o m ot 152

Tiempo [dias]

Figura 5.2: Valores de interés

obtenidos del grdfico diagndstico. (Caso 0)
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Para kfeffi

28.9607 quB
hpopp = 00 ARD 5.1
feff - (5.1)
~28.9607 - 1000[ft*/day] - 0.02[cP] - 1
N 346psi - 20 ft
= 0.0837[mD]
Como alternativa, se puede emplear la férmula:
12.5745 ¢Bu 52)

k bbbl sl s
T n(e« AP,

Para calcular C, a partir de la curva de la derivada se traza una recta proyectada a
partir del tiempo en que el yacimiento actiia como homogéneo, asi como la recta correspon-
diente a los tiempos iniciales (asociada a los efectos de almacenamiento). Su interseccion
resulta en el valor ¢;, el cual se utiliza en la siguiente féormula:

O 12.578 kyeprht; (5.3)
1
12.578 - 0.0837[mD] - 20[ft] - 7 x 10~ "[days]
0.02[cP]
= 4.62 x 107°[ft* /psi]

Como alternativa se puede emplear las siguientes ecuaciones:

0.06412 ¢ Bt,
C = 5.4
(t* ')z + 0.84(t x Ap'), (54)

_ qBt;
~ 5.6145(t * Ap)),

El factor de almacenamiento se determina utilizando el valor de presion en el punto minimo

(5.5)

asi como la presion cuando el yacimiento se comporta como un medio homogéneo en la
curva de la derivada.

2
w= 0.15866( T e vy (5.6)

2
2.6[psi] 2.6[psi]
= 0.15866  ———F—= 0.54653 | ————
(151.509[psi]> * (151.509[psi]

=28x%x 1073
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Como alternativa se tiene la siguiente formulacion:

W= E:Bp( - 2.303%) (5.7)

Para el factor dano, se toman los valores de la derivada y el cambio de la presion en
cualquier tiempo a partir del cual el yacimiento se comporta como homogéneo.

1[, ap 2 ks opptry 1
5= 2 (t * Ap’>r2 ln( St pr2 ;) 743 (5:8)
1 [ /1945.6[psi] 24 - 0.0831[mD) - 1]day]
_ L (220 blpsy 4
2 ( 151.5]psi] > ”(2 x 10-5]psi—1] - 0.02[cP] - 0.25[f{]2 2.45 x 10—3) 743
= 1.04[Adim]

Finalmente, el coeficiente de flujo interporoso se obtiene a partir del tiempo en el que
se intersecta la recta que representa el flujo homogéneo y la recta proyectada desde la fase
de transicion posterior al punto minimo en la curva derivada de presion.

— St pry, 1 (5.9)
0.006329 kfesrtus ’
B 2 X 10‘5[p3i_1] -0.02[cP] - 0.25[]”75]2 1
N 0.006329 - 0.0831[m D] 0.1655[days]
= 2.86 x 10~ *[Adim)]
Como alternativa se tiene:
_ (1 _W)kfeff (5 10)
18202.6685 tyo St p172, )
9423 h Sy e, (t* Ap)min
)\:99 3hSrr: (txAp) (5.11)

Cabe destacar que en el trabajo de Engler y Tiab (1996) se presentan diversas alternativas,
cada una con su correspondiente rango de aplicacion; sin embargo, solo se ejemplificaron
aquellas que mostraron un menor error en relacion con los casos empleados en este trabajo.
Asimismo las expresiones fueron modificadas para asegurar la consistencia entre unidades.
Vale la pena mencionar que el autor analiza el escenario en el cual el coeficiente de alma-
cenamiento del pozo es tan elevado que altera los puntos de interés de la grafica derivada,
por lo que propone una metodologia para su interpretacion. Finalmente, a partir de las
formulas descritas en los capitulos anteriores se infieren los pardmetros adicionales del
yacimiento:

¢ = (Lyt—mcbm (5.12)

1—w/ ¢y
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[ 4 ke 72
L. = |—omlw (5.13)
ARfery

12 k}feff
pummy 5-14
wr \/1()13 (ﬁf Multi kf ( )

5.2. Caso 1: Cuenca del Sureste

El pozo empleado en el Caso 1 es un pozo terrestre productor de aceite ligero ubicado
dentro de la Cuenca del Sureste. Para su estudio se cuenta con la gréafica de presion de
fondo fluyendo y su grafica diagnostico (véase figura 5.3 y 5.4 respectivamente) obtenidas
tras una prueba de decremento de presion, asi como los datos de la tabla 5.2.

Tabla 5.2: Datos obtenidos para el Caso 1.

“Caso-17
ro = 0.27 ft ¢ = 0.06 h =700 ft
o _ —6 —1 _
B, =1.764 ¢, = 1.5 x 107" psi u=0.45cP
Q. = 5300 bpd
Prueba de Presion
5340 b+ Tt \
\
\
\
\
\
1
5330 - \
\
\
\
\
‘\
5320 - »
\
\
A
\
5310 - \\
\\
= \ At=7.025e-04
3 \\ AP=-18.3906
$ 5300 - fan=-65:01>
a AY
\
AY
\
\
\
5290 - K
\
A
AY
\
\
5280 - \
3 )
\\‘
N
5270 - i PRI Fom el G G R |
Rt ""-—\_\
——=- Prueba Presion
5260 - ) ' 0 0
1074 1073 1072 10!

Tiempo [dias]

Figura 5.3: Prueba de presion del pozo Caso 1.
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Gréfico diagnédstico

t, =549x107%d
109 (t*Ap"), = 50psi

(t*Ap"), = 223.4psi

. u--—n—.‘.“ : . .
X "A':P“"M : I

. O"‘." . : o3

o '

4P [psi]

« Derv Delt P Prueba
—— Delt P Prueba

1074 1073 1072 1071
Tiempo [dias]

Figura 5.4: Grdfico diagndstico del Caso 1.

Debido a la gran cantidad de ruido reflejado en la prueba diagnostico, los puntos se
fueron modificando hasta obtener resultados satisfactorios. En cuanto a AP, al conocer la
forma caracteristica de la curva tipo para una prueba en un yacimiento de doble porosidad,
se proyecto la segunda pendiente en la figura 5.3, dando un valor de AP = 148 [psi].
Haciendo los célculos correspondientes:

L 289607 - 20756.85(ft%/d] - 0.45[cP] - 1.764
Jelf 65.03[psi] - T00[ft]
— 15.028[m.D)] (5.15)
(o 006412 - 20756.85(f£/d] - 1.764 - 5.49 x 10~
50[psi] + (0.84 - 132[psi])

=2.47 x 1072 (5.16)
65.03[pst]
= Bap( - 230320
W B 303 a8psi]
= 0.0053[Adim] (5.17)

99423 - 700[f] - 9.05 x 10~¥[psi~'] - 0.27[f]? - 1.09[psi]
B 29756.85[f13/d] - 1.764 - 0.036[d]
= 2.65 x 107 %[Adim) (5.18)

A
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En cuanto al dafio en la formacion, al no formarse la segunda pendiente (y nuevamente
la gran cantidad de ruido en el gréafico diagnostico) no fue posible obtenerlo mediante las
formulas; para su obtencién se fue aproximando en la simulaciéon hasta obtener un valor
adecuado. Los resultados se muestran a continuacion:

Presion de fondo fluyendo

-

NN g $r=9.08¢ — 05[1]
kr=1.50e + 01[mD]

5375

‘_..;__'_.
=

5350

v
v
=]

5325

5300

Pur [psi]

5275

:
ZL

k' in

1
Pwf Num PSS
— = Pwf Num USS
- = Pwf W&R
Pwf deSwaan Temprana
Pwf deSwaan Tardia
== Pwf Najurieta
— —  Pwf Triple
475 Pwf Fractal
5200 -} == Pwf Mavor Cinco
| mm—pPrueba de presién
ILARSR LA L Lty Lo b P Poob o p i ol i
1074 103 1072 107!
Tiempo [dias]

5250

5225

Figura 5.5: Presion de fondo fluyendo simulada del Caso 1.

En la figura 5.6 se puede distinguir la forma que tendria la derivada de la presiéon
sin el ruido asociado a la realizaciéon de la prueba. En cuanto al tiempo empleado por
la prueba, la figura 5.7 muestra tiempos relativamente altos, debido a la gran cantidad
de mediciones por parte de la prueba de presion (6165 tiempos). Si bien los métodos no
demoran estos tiempos, sirve para inferir cuéles soluciones demandan un mayor recurso
computacional, siendo los numéricos (especialmente el transitorio) los que mas tiempo
demoran. En contraparte, las soluciones analiticas requieren el menor tiempo. El error
asociado a cada modelo se muestra en la figura 5.8.
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Grafico diagndstico

-1
1
|
-
I
I
!
102 -y
-
i
-
N
i
I
I
I
I
I
I ”
— 10! - Derv Delt P Num PSS
a L Derv Delt P Num USS
% E Derv Delt P WRT
i Derv Delt P Naj
: Derv Delt P Triple
: Derv Delt P Fractal
i ! Derv Delt P Mavor
i Derv Delt Prueba de presion
100 i Delt P Num PSS
- Delt P Num USS
B g Delt P WRT
- Delt P Naj
- Delt P Triple
T Delt P Fractal
| Delt P Mavor
- Delt P Prueba de presion
10~ 10° 10?

Tiempo [dias]

Figura 5.6: Grdfico diagndstico simulado del Caso 1.

SIMULADOR DE FLUJO DE FLUIDOS EN MEDIOS POROSOS FRACTURADOS (+]

—( Parametros Ger | :'r Jr\ili'ara'metms Particulares_)—
Modelos numéricos
Radio del pozo  rw 027 [fi] ——— =
R de s ad. s 75000 i Niomero denodosenlamalla Nr 50 -
Espesor del yacimiento Az 700 [fd] Modelo de triple porosidad 4 ”
Porosidad de la matriz ®m 006 ] Porosidad del viigulo @v poomw  [1]
Permeabilidad de la matriz - km 001 [mD] ) Compresibilidad sotal del \-ng‘qu Cow 184 [psiv]
Viscosidad del fluido P 0.45 [cP] Relacion de permeabilidad fracturavigulo & 10~ [1]
Espesorde la fractura wf 140 [pm] Factor de flujo interporoso fractura-viigulo A S |
Compresibilidad total de la fractra  Cir 5E-6 [psi-1] Factor de flujo ;'_“"rpm:ﬁ;l_mm“'l “"?"1‘7' k‘:: 0
Compresibilidad wtal de la matriz  Cim  1.5E-6 [psia1] Factor de dafo enel vigulo Sv 00 1]
Espaciamiento de la fractura en *x" Lx 105 [fi] Modelo I'racm_l T =
Espaciamiento de la fractura en "y* Ly 110 I Indice de conecu\'lfi:_ld en !n region2 8 04 [x]
Espaciamiento de la fractura en 2" 1= 864 [f) Dimension fractal D 2.55 ]
Fuctor de dafio en la fricmirs: SF <76 [ Porosidad de la fractura y @ 0.002 1]
Cocfici i F {fea/psi] X esil d de la frac driulica Cm  1.1E-8 [psi-1]
cial del pozo Po 53412 [psi] ki 100000 [mD]
Gasto de produccién  quell  -29756.85 [rcf/dia) Apertura media de la fract a bf 041 [ft]
Multiplicador ke 0.1 [l Longitud de la fractura hidriulica xr 230  [fi]
Paso de tiempo cero Ato 1E-8 [dia) Algoritmo Stehfest —_—
Tiempo de simulacién  tim 100 [dia] Parimetro N NSiwchfest 14 M1l
Namero de pasos de tiempo  Ni 600 1]
— . = ~
Factor volumétrico B 1.764 0] —(Tlempo Computacional [segundos] )
Pseudoestacionario : 3.55771970748 Najurieta: 0.02092981338
Transitorio: 5. 96213517596 Triple porosidad : 1.00464057322
cargar lf info_] S i
Start RQSEt Info Warren y Root: 0.04186010360 Fractal : 1.48508858680
deSwaan: 0. 02990031242 Mavor y Cinco: 0.90696716308

Figura 5.7: Parametros de entrada y Tiempo Computacional del Caso 1.
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" ErrOr por modelo =

Modelo
PSS
uss

WRT
Najurieta
Triple
Mavor

Fractal

RMSE-» 0.0
2.209
34.750
1.772
16.594
1029150790.435
586432790.530
651523547.997

O X
MAPE- 0.0%
0.026 %
0.620 %
0.019 %
0.214 %
295069.934 %
227803.361 %
250444.968 %

Figura 5.8: Error por modelo del Caso 1.

Retomando la figura 5.5, como se discuti6 en el analisis de sensibilidades, punto 1, a
tiempos tempranos se observa divergencia en los modelos semianaliticos (Mavor, Triple
porosidad y Fractal) por emplear dano S < 0 y C' > 0. Una solucién parcial esta en
realizar nuevamente la solucion con C' = 0[ft*/psi|] como se muestra en la figura 5.9. De
igual forma, el error asociado a los modelos semianaliticos se reduce (véase figura 5.10).

Presion de fondo fluyendo

5400 -, ~ S
5 ¢r=9.08e — 05[1]
k¢=1.50e + 01[mD]

5375

5350

5325

8 5300 -
=
5275 -
. == PwfNum PSS N N
5250 e Pwf Num USS ¥ \\
| == PWFW&R R
Pwf deSwaan Temprana \\\st
i Pwf deSwaan Tardia *\
5225 - —— pwf Najurieta \\\\\
. =~ Pwf Triple ‘\\\Q\\\
| == Pwf Fractal \\\ ‘:S\\
5200 - == Pwf Mavor Cinco \\\\\ ‘k\
\ ek

| === Prueba de presion

1074 1073 102 1071 10°

Tiempo [dfas]

Figura 5.9: Presion de fondo fluyendo resultante tras considerar C = 0[ft®/psi] (Caso 1).

70



7 ErrOr por mode... — O X
Modelo RMSE-» 0.0 MAPE-» 0.0%

PSS 2.128 0.025 %
uss 34.681 0.619 %
WRT 1.573 0.018 %
Najurieta 16.594 0.214 %
Triple 7.718 0.141 %
Mavor 1.573 0.018 %
Fractal 33.458 0.598 %

Figura 5.10: Error por modelo tras considerar C = 0[ft3/psi] (Caso 1).

5.3. Caso 2: Cantarell

Para este segundo caso digitalizo la figura 8 presentada en Posadas M. y Samaniego V.
(2015), correspondiente a una prueba de presion en el Activo de Produccion Cantarell

(véase grafico 5.11).

Grafico diagnostico
102 -
AP,, = 77.92psi
t, =549 x 10~ *d trz =1d
th = 1.1 d
(t =Ap"), = 11.2psi

10? -

PO A

(t * Ap')jnin. = 5.5 psi

AP [psi]

loC =

X Derv Delt P Prueba
107" = —— Delt P Prueba

1074 1073 1072 1071 100
Tiempo [dias]

Figura 5.11: Grdfica diagndstico aprorimada del Caso 2
(modificada de Posadas y Samaniego, 2015).
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Su trabajo esta enfocado en el estudio del comportamiento de la presion en yacimientos
naturalmente fracturados con efectos de fronteras por fallas sellantes. Con su formulacién,
los autores determinaron que, debido a una falla paralela al pozo localizada a 876[ft] los
parametros del yacimiento son los siguientes:

Permeabilidad efectiva de la fractura: kf.rr = 328[mD)]
Dano a la formacion: S = —4.1
Capacidad de almacenamiento de la fractura: w = 0.4

Factor de flujo interporoso: A = 1 x 1078

En cuanto a los valores iniciales, el articulo no proporciona informacion al respecto. Por
tal motivo, para el desarrollo del ejercicio se propusieron parametros fisicamente factibles
que, al ser utilizados en la simulacion resultara en los parametros estimados a continuacion.

La grafica de presion de fondo fluyendo se puede trazar a partir de los valores estimados
de la curva AP, ,epq; suponiendo una Py = 5000[psi| se obtiene la figura 5.12.

Prueba de Presidon

5000 - m—mm—m—mm—m
4990 - \,
4980 - \

. - AY
4970 s

[psi]

4960 - \

Pur
7

4950 - S
~
\\\
N
S
S
~
~
4940 - S
N\‘\
.
~,
~
4930 - SN
\\
N
~,
N
~
\\

4920 - ——- Prueba Presién

1074 1073 1072 107} 10°

Tiempo [dias]

Figura 5.12: Presion de fondo fluyendo resultante (Caso 2).

Comenzando por la permeabilidad, se asumira que el valor propuesto es el correcto,
Resta encontrar valores apropiados de ¢, u y B para aproximar kf.sy:
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12.5745 - 3700 ft3/d] - 1.304 - 8[cP]

kiepr =
felt 132[f1] - 11.2[psi]
= 327[mD] (5.19)
Calculando w:
5.5[psi] 5.5[pst] \2
~ 01 00 4653 (22
w=10 5866(11 21[psz]) O 653(11.21[]982'])
= 0.209[Adim] (5.20)

Notese la diferencia entre el valor original y el obtenido con la metodologia propuesta. Esta
discrepancia puede atribuirse a la diferencia entre los modelos aplicados o diferencias sutiles
al momento de digitalizar la grafica. Una vez obtenido w se pueden suponer valores para
¢y ¢, resultando ¢, = 0.1, ¢y = 0.0218, ¢;,, = 3.3 x 107 [psi~ '] y ¢, = 4 x 10~*[psi '],
lo que equivale a Sy = 4.17 x 1075 [psi~1].

3700[f¢3/d] - 1.304 - 0.0026[d]

¢= 11.21[psi]
= 0.199[ft>psi] (5.21)
1(77.92] 24 -328ymD| - 1|d
_ ! psi) in( 4 - 328/mD) - 11d] ) +7.43
2| 11.22[psi] 4.17 x 1075[psi—1] - 8[cP] - 0.29[ft]?
= —2.538[Adim)| (5.22)

B (1 —0.209) - 328/mD)]
~ 18202.6685 - 1.1[d] - 4.17 x 10-5[psi—1] - 8[cP] - 0.29]f]
= 4.86 x 107 °[Adim) (5.23)

Como resultado se obtuvieron las figuras 5.13 y 5.14. Nuevamente, la combinacion de
S < 0y C > 0 provoca divergencia a tiempos tempranos. Los parametros de entrada
finales se muestran en la figura 5.15, y el error en la figura 5.17. Noétese que el modelo
con menor error nuevamente es el numérico PSS. Finalmente, se muestra la simulacion
considerando C' = 0[ft3/psi] (véase figuras 5.16 y 5.18).
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Pur [psi]

AP [psi]

5000

4980

4960

4940

4920

4900

102 -

10? -

10°

101

Presién de fondo fluyendo
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Figura 5.14: Grdfico diagndstico obtenido de la simulacion para el Caso 2.
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SIMULADOR DE FLUJO DE FLUIDOS EN MEDIOS POROSOS FRACTURADOS
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Figura 5.15: Pardmetros de entrada y Tiempo Computacional del Caso 2.
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" ErOr por modelo = O X
Modelo RMSE-» 0.0 MAPE-» 0.0%

PSS 1.595 0.026 %
uss 5.136 0.076 %
WRT 5.193 0.082 %
Najurieta 8.341 0.125 %

Triple 2861802308.517 6896286.421 %
Mavor 253213849.791 1393667.099 %
Fractal 88369840.729 327506.799 %

Figura 5.17: Error por modelo del Caso 2.

" ErrOr por mode... — | X
Modelo RMSE-» 0.0 MAPE-*» 0.0%
PSS Sliif2: 0.134 %
Uss 7.686 0.132 %
WRT 9.329 0.135%
Najurieta 8.386 0.126 %
Triple 9.362 0.135 %
Mavor 9.362 0.135 %
Fractal 8.107 0.142 %

Figura 5.18: Error por modelo tras considerar C = 0[ft3/psi] (Caso 2).

5.4. Caso 3: Triple porosidad Doble permeabilidad

Para el dltimo caso, los datos provienen de un yacimiento naturalmente fracturado
vugular operado en el complejo Cantarell del cual se conocen buena parte de los para-
metros de entrada (véase tabla 5.3). Nuevamente se ingresaran los valores de manera que
reproduzcan los parametros conocidos.

El grafico diagnostico original se muestra en la figura 5.19, mientras que la presion
de fondo simulada y el grafico diagnodstico en las figuras 5.20 y 5.21. Los parametros de
entrada se muestran en la figura 5.22. Por altimo, el error asociado a cada modelo (véase
figura 5.23) muestra que el modelo de triple porosidad reproduce de mejor manera la
prueba (véase figura 5.24).
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Tabla 5.3: Datos obtenidos para el Caso 3.

Triple porosidad - Doble permeabilidad

C =0.05 ft3/psi S=0.0 ky =40 mD
k, =4 mD w, = 0.2128 wy = 0.0426
Ao = 1 x 107 Aof=1x107* Ams=1x1076
re = 2000 ft e, =1x107° psi! ¢, =2 x 1075 psi—?
Py = 9000 [psi]
10*
10°
10
10 107 107 102 107 100 10* 102
At, hrs

Figura 5.19: Grdfica diagnostico del Caso 3.
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Figura 5.20: Simulacion de presion de fondo fluyendo del Caso 3.
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Figura 5.21: Grdfico diagndstico obtenido de la simulacion del Caso 3.

SIMULADOR DE FLUJO DE FLUIDOS EN MEDIOS POROSOS FRACTURADOS (+]

—( Parametros Generates) (Para’metros Particulares)—
" - Modelos numéricog
Radio del poze  mv 025 [ft] 2
—_— Namero de nodos en lamalla Ne 50
Ra re 3000 [ft] . =
Espesor del nto Az 9@o [fi] Modelo de triple portm:l'ad T . ;
Porosidad de Iz riz ®m 003 ] G ‘Imlml ‘l“ ‘-:Ig‘“] (“I oozse 0
Permeabilidad de la matriz - km 000016 [mD] .. oo ( .“ i \u;.{'uln 2 I .|
—— Relacion de permeabilidad fractura-vigule k- 0.909090909 [1]

Viscosidad del fluide p o8
Espesor de la fractura wr 304
lad total de la fractra G 1E-5

Factor de (lujo interporoso fraciura-vigulo At 1E-4 [

igulo Amv  1E-S [
Factor de dafio en el viagulo  Sv 0.0 [

Modelo fractal — — —

Indice de conectividad en la regiéon 2 8 02 1]

Factor de flujo interporoso matriz

Compresil
Compresibilidad total de la matriz - G 3E-5
Espaciamiento de la fracturaen®x" Lx 004
Espaciamiento de la fracturaen™y” Ly 004

Espaciamiento de la fractura e L: 10 Dimensién fractal D 21 [
Factor de dafio'en Ia frackara’ Sr 00 Porosidad de la fractura hidraulica @m 0001 [1]
Coeficiente de almacer y Cam  003d Compresibilidad de la fractura hidraulica Cih 1.1E-5 [psi-1]
Presion inicial del pozo  Po 9000 Permeabilidad de la fractura hidraulica  km 1s000 [mD]
sasto de produccion  qwell  -2947.65 [ref/dia) Apertura media de la fractura hidriulica bf  3.1E-2 [ft]
Multiplicador ke 0.1 [ Longitud de la fractura hidriulica xr 352 [Fi)
Paso de tiempo cero Ato 1E-8 [dia) Algoritmo Stehfest —
Tiempao de tsim 100 [dia) Parametro N NSwhfest 14 [1]
Namero de pasos de tiempo N 600 [1]
- : 1 . . B
Factor volumétrico B 15 [2] —(Tlempo Computacional [segundos] )
Pscudoestacionario : 0.50002598762 Najurieta: 0.00303792953
Transitorio : 0.72056174278 Triple porosidad : 0.37089681625
Cargar b e e L
Reset Info Warren y Root: 0.00593066215 Fractal : 0.2337462%020
deSwaan: o, 00299668312 Mavor y Cinco: 0.12988972663

Figura 5.22: Pardmetros de entrada y Tiempo Computacional del Caso 3.
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o

Modelo RMSE-» 0.0 MAPE-*» 0.0%

PSS 1.995 0.019 %
uss 1.242 0.012 %
WRT 1.756 0.016 %
Najurieta 3.927 0.038 %
Triple 0.232 0.002 %
Mavor 2.041 0.019 %

Fractal 1.496 0.014 %

Figura 5.23: Error por modelo del Caso 3.
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Figura 5.24: Modelo de triple porosidad ajustado con la prueba de presion (Caso 3).

Tras haber simulado el ejercicio, se intenté reproducir algin parametro. Mas alla de
obtener el valor de kf.rr = 4.04[mD] a partir de la pendiente de la presion de fondo
fluyendo (ecuacion 5.1), no se obtuvo otro parametro, como era de esperar. Esto se debe
a que la mayoria de las formulas propuestas se basan en la solucion del flujo de fluidos en
medios porosos fracturados de doble permeabilidad considerando flujo pseudoestacionario.
Se tiene un area de oportunidad en los modelos de triple porosidad para extraer los valores
de interés partiendo del anélisis de la grafica diagnostico.
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Conclusiones y siguientes pasos

Conclusiones

R

&

&

&

Los modelos desarrollados en este trabajo en conjunto con la metodologia propuesta
permiten una caracterizaciéon certera de yacimientos naturalmente fracturados me-
xicanos a partir de una prueba de decremento de presion si se cuentan con los datos
necesarios. En comparacion con un modelo de porosidad simple, se tendra un mayor
entendimiento de la formacién, lo que implica una mejora en la administracion del
yacimiento.

La herramienta desarrollada para este trabajo resulta tener una aplicabilidad versatil
en el area de simulaciéon de yacimientos fracturados. Si bien estad limitada a flujo
radial monofasico, se comprobé su viabilidad de su uso en yacimientos mexicanos.
No obstante, se requiere tener un conocimiento sustancial de los diversos modelos
para comprender su comportamiento al variar los parametros, asi como una nocién
de cual modelo tendra los mejores resultados para lograr un mejor ajuste entre
simulacion y datos medidos. Del mismo modo, puede ser de gran utilidad al estudiar
el comportamiento de la presion en fondo fluyendo conforme se cambian sus datos
de entrada.

Resulta necesario contar con diversas alternativas para determinar los pardmetros de
interés de un yacimiento fracturado. Como se demostro en los casos aplicados, segtin
el escenario habran formulaciones que tengan un mayor grado de exactitud, ya sea
por el rango de aplicacion de la féormula, valores distorsionados por ruido asociado
a la toma de datos, variaciones de la geometria tipica de las curvas ocasionadas por
el dano y el efecto de almacenamiento del pozo, o no se cuenta con alguna de las
curvas.

Ambos modelos numéricos resultan adecuados para la simulacién de yacimientos
naturalmente fracturados; sin embargo, para un mejor resultado es preferible identi-
ficar previamente la ecuacion de transferencia adecuada a partir de la geometria de
los graficos de presion de fondo fluyendo y diagnostico. Cabe mencionar que estas
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formulaciones demandan una mayor cantidad de recurso computacional (como se
vio en el Caso 1). Si bien la formulacion desarrollada fue en geometria radial 1D,
el tiempo necesario puede ir aumentando conforme se lleve a 3D, especialmente el
modelo transitorio.

&

Se debe tener precauciéon con los modelos semianaliticos por la limitante de aplica-
bilidad cuando S <0y C > 0.

% El modelo de Mavor resulta ser una opciéon mas rapida al requerir un menor
recurso computacional a comparaciéon con los modelos numeéricos.

% Si bien el modelo de triple porosidad estéd enfocado en el estudio de una ter-
cera porosidad (vugular), su uso correcto puede conllevar a un método flexible
y practico al poder simular yacimientos de doble porosidad y permeabilidad
simple.

% Usar la formulacion fractal resulta compleja, si bien puede que los parametros
de entrada referentes a la fractura hidraulica dependan del proceso de fractura-
miento hidraulico y puedan ser obtenidos a partir de esa operacion, los valores
asociados al comportamiento fractal (6 y D) resultan complejos de determinar,
en gran parte debido a la carencia de una metodologia.

Adicionalmente, para que estos métodos reflejen los efectos de frontera, sera necesario
acoplarlos a un método numeérico.

Al igual que las soluciones semianaliticas, las soluciones analiticas requeririan ser

&

modificadas para contemplar la frontera del yacimiento. Adicionalmente, no con-
templan los efectos de almacenamiento del pozo. Vale la pena mencionar al modelo
de Swaan, si bien son dos rectas las cuales no reflejan la zona de transicion, sirven de
referencia para vislumbrar la recta asociada a la fractura, la cual suele estar distor-
sionada por efectos de almacenamiento del pozo o no se forma a tiempos tan cortos
debido a que la resoluciéon de la herramienta no la alcanza a reflejar.

Siguientes pasos

® La herramienta podria modificarse de diferentes maneras. Basdndose en las dificul-
tades ocurridas durante su aplicaciéon se mencionan las siguientes opciones:

# Registrar una primera version de la herramienta computacional disenada ante
INDAUTOR, con la proyecciéon de incorporar en futuras versiones modelos 2D
y 3D, segin sea requerido.
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# Permitir la opcion de aceptar como pardmetros de entrada A\ y w en caso que
se conociera su valor.

# Agregar la interpretacion automatica del grafico diagnostico por los métodos
tradicionales.

# Habilitar distintas geometrias del bloque de matriz para estudiar sus efectos.

# Investigar la posibilidad de aplicar algtn filtro de ruido para tratar las pruebas
de presion.

# Proponer el uso de una IA para identificar los puntos de interés en los graficos
de presion de fondo fluyendo y diagnostico.

# Disenar un algoritmo para llevar a cabo el proceso de ajuste entre los datos
estimados y reales.

# Integrar una funcioén para estimar los valores de interés con las diversas formu-
laciones propuestas.

® Profundizar en el modelo fractal y de triple porosidad con el propésito de identificar
una metodologia factible para determinar los parametros de interés.
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A. Método Stehfest

Normalmente, para obtener el valor de una funcién f(s) se realiza la inversién de la
transformada de Laplace para obtener su expresion explicita en el dominio del tiempo.
No obstante, algunas funciones no se pueden invertir directamente ni se dispone de una
aproximacion analitica. Como alternativa se puede emplear el método numérico de Stehfest
(1970), el cual permite aproximar la solucion en el dominio temporal f(¢) a partir de su
formulacién en Laplace f(s). Sea f(s) la transformada de Laplace de una funcion existente,
el algoritmo proporciona un valor aproximado fa de la transformada inversa f(¢) a un
tiempo t dado:

fatt) = "2 viF () (A1)

donde
gl (2k)!

Vi= (=1 Z (n — k)KL (k = 1)1(i — k)!(2k — i) o

N =2n (A.3)

N debe ser un nimero entero multiplo de dos, mientras que k debe truncarse para que sea
siempre un numero real. Teoricamente, fa se vuelve mas preciso conforme N incrementa;
sin embargo, en la practica se debe tener cuidado puesto que el método es sensible a errores
numeéricos ocasionados por truncamiento conforme N aumenta. Resultados aceptables se
obtienen cuando 12 < N < 20.
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B. Desarrollo de los modelos numéricos

Pseudoestacionario (PSS)

Retomando el modelo matemético mostrado en la seccion 3.3:
Ecuacion de difusién radial en el medio fracturado

%%(r%%) +G+T= (mp% (3.105)
Ecuacion de difusion en la matriz
T = (gzﬁct)mag;;n (3.101)
Ecuacion de transferencia PSS
K
TpSs = aj(pm —pf) (3.102)

Comenzando con la discretizacion implicita de la ecuacién 3.105; para la notacién, se
hace uso del siguiente diagrama:

T Ar. 4 Ar. 4
1 =3 ta
1
1 ori| Oty
! T
: 1 1 1 1 1
1 1 1 1
1
. 1 1 . 1
L 1 1 1 1
. 1 1 . 1
: 1 1 1 1 1
=1 i i+1 .
‘ o |¢ ' ¢ " ?
. ! 1 1 i . 1
L 1 1 1 1
! 1 1 1 . 1
U 1 1 1 1
L 1 1 : 1
U 1 1 1 1
L 1 I ¥ 1
| Ti Tiv
rw
Ar; Ar; Ar;
T..1 Tv+1

i-3 i+3

Figura B.1: Discretizacion para un modelo radial (modificado de Teja y Torres, 2023).
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1 k € " n n k ,€ " n n
[E]z <mﬂ /fAf;)Hé (Pfill B pfiH) B (047“ ,L{Af:>z§ (PfiH B Pf:ll) [V] (B 1)
o w1 (B N ( p o
+(80) + () = () (P - )

Desarrollando la multiplicacion:

: % eff>n y Ve Kepr\m
: prtl _ pn+ly _ [ ] < : ) pr+l _ pntl
[TA?“L(OW AT H—%< fita fi ) rArli ar AT Z_%( fi fiﬂ)

(B.2)
HE V() = (v 2 (e - )
El término gasto en superficie (¢) para un modelo radial se define como:
q = Aporte de la formacion + Gasto por efecto de almacenamiento
4 = Gsf + Qus
:._QWth%§i+<1mem§%%i (B.3)

Centrandonos en el flujo producido por el yacimiento, se desprecia el efecto de almacena-
miento Coats et al., 1974, por lo tanto:

__2ﬂrhk8_P+MO
1= @ or "ot

2nrhk OP
Sqg=— — B4
q o (B.4)
La ecuacion del gasto en un modelo radial discretizada resulta:
q= _WI(Pfi - owi) (B5)
donde orkh
WI=a—"— (B.6)
1
o)
Tw
Por su parte, la discretizacion de la ecuacion de transferencia (3.102) resulta:
km n+1 n+1
7= (a0™2) (Pp = PpY) (B.7)
M 7

Sustituyendo la ecuacion B.4 y B.7 en B.2:
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Vi, kfeff)” Vi, Kfers
i 5 Pn+1 - Pn+1 - |: i ] < > PnJrl . Pn+1
[rArL(ar WA i+%( fita fi ) rArli ar WAT 2< fi f"‘l)

+( - WI(PH — Pg;gl)) + Vi (aak

- (R E) e - )

Desarrollando las multiplicaciones de las diferencias de presion queda:

Vi Kpers el
|:TATL<Q MA?“) 1Pf1+1

Vi Kferr il
a -TAT-i(a uA'r’) 1Pfl
[ Vi ] Kerr 1
B _rAr_i(a ,uAr>z‘ 1PfL
Vi Epers\™
LrArl; WA i
- W] Pn+1
+WrI Py
+ (aa%f—)Pﬁf_rl
M 1
k
_ (OzO’V}i—m)P}“‘l
M k3
oyten Grey
( N A )

)

(B.9)

Para sustituir los términos de la presion en la matriz Pm se procede a discretizar la

ecuacion de continuidad en la matriz. Retomando la ecuacion 3.101:

Opm

-7 = (¢Ct)mw

Sustituyendo el término de transferencia (eq. 3.102):

[_(ag%)w — Py = e 222 | V2

Discretizando y desarrollando:
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_<aaw’%)mjl + (wm%m)zagﬂ = (w%)mfl - (w%)% (B.11)

Despejando P2t

[[ ~ (amk_m> (v (¢ct)m>]P$1 _ —(aav;k—m)P;;“ _ (W(qbct)m)Pn 1)

(aaVrk—m>P}:+1 X <V} (¢Ct)m)Pn

it _ L At i
i km (¢Ct)m
<040V7~7) + (Vr At )
(a0 Vi kn PEH) (AL) + (Vidmer,, Prr.) (u)]
. JTAY;
mi (V) (AL) + (Vidmes,, ) (1)
WAt
1 1 1
j/;(aakaJ?HAt + ¢mCthP;rlL-)
Pt _ i i At
mg 1 1 1
jﬂ((aakmAt + G, 1) N
ntl aock,, At 1 (,bmctm,u n
= (ozakmAt + aﬁmcth)Pfi " (O‘UkmAt + OmCt,, 1t P (12

Una vez discretizada la ecuacion de continuidad en la matriz, se sustituye en la ecuacion
B.9:
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Ve ky ff)”
7 ,€ P’I’L+1
|:7’A7”:| i <mﬁ wAr /it Jir

Vi T kg ff)"
. Ti € prtl
J"A’I"-z‘(ar pAr )il i
[ Vi Kfers\™
_ 7 9 PTL+1
LrAr Z(ar JI7ANE )i—l fi
[ Vi, ky ff)"
T € Pn+1
+ LrAr i(ar WAr /i1 fimr
- W1 Pt

+WI P!

+ (Oza%ﬁf)

k
_ (aa%i_m)p}&l
M 1
PrCts\ pnt PsCts\
- (V At >Pfi B (V At >Pfi

Tras desarrollar la ecuacion del término sustituido queda:

1
2

Vi ky eff)”
i 5 Pn+1
|:7’A7”i| i (oz’r WAr /it fir

Vi ] kg eff>”

o 3 El Pn+1
LrAr i(ar pAr )il i
Vi Kferr\™

_ % 9 Pn-‘rl
LrAr Z(ar JT7ANE )iJ fi
Vi kg ff)"

T € P?’H—l

+ LrAr 7,( T,uAr -1 Jim

- W1 Pt

+WI PZ}:l
( ook, Vi, At ) nt1
O‘O-:ukmAt + (bmcthQ Ji

( ao Py, km Ve, ) pn

ack, At + ¢pcq,, 1t
M k2
open open
— ‘/r f)Pn+1_(‘/T‘_f>Pn
( A ) CAt )
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Tras agrupar los términos segtin la presioén correspondiente, la ecuacion resulta:

A

rAr AT /il Firs
a0+ ) ()
rArli PAT /il rArli pAr /i1 prtl
Fm, oyten a?o?k2 V., At fi
o)+ (n ) oW = (i a s o)
+(&U 1 * AL + ao ik, At + Py, 112
Vi kfeff)”
T }3714—1
+ [rArL(aT pAr /-1 Jim
+WI Pg}:_l
Prc; Qo Omcy, knV,.
=—(v 2 - ( ninin ) pr B.1
(V’ At ) Ji ack, At + ¢y, p/ ™ (B.13)

Empleando las referencias ilustradas en la figura B.2 se redefinen los términos de transmi-
sibilidad como:

v k "
E=T", = [ i } Brerf B.14
i+3 rAr i(ozr AT . ( )
T3
Vi krer )
=T", = ALy B.1
w i3 [rArL (ar PAT ) o (B.15)

—_—_— e e e e m = = === === -
e = - e = = = - -
<
-1________.(___}_______
= o ot i o ] e i e G ] i ]
ty
—— o — — e — = = = = = — — —

Tit1

Ari_q Ary ATieq

wW=T 1 E=T ;
i-5 i+5

Figura B.2: Nomenclatura para los términos W, C € E.
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Sustituyendo en B.13:

E Pn+1
fir1
[ oyl a?a’k2 V. At

R 1 T\ At + ao pk, At + opcy,, 12 fi

n—+1
+W P
+ Wi Pg}tl

Grey Ao Py km Vi
( CAL fi ackn, At + Gy, /M ( )

Si se desea considerar en nuestra formulaciéon el dano sufrido por la formacion, se puede
empezar por definir la presiéon de fondo en el pozo como:

Puwfs = Puwf = APskin (B.17)
SqBpu
= Puf — ———— B.18
Puof = = (B.18)
Sustituyendo P,y, en B.16:
n+1
E P
Fm Grey aa?k2V, At
— | B+ W+ (aov, ) 4 (v, 200) = ( m T )| P
e 1 T\ At * ao ik, At + oy, 112 fi
+ W Pt
SqBu
wr(puft - 228
+ wfi kh
Grey Ao Py km Vi
=—(V, f) ’%—( o T 5 )". B.19
( COAt fi ackn, At + Gy, 1/ ™ ( )
Para manejar de una manera mas practica la ecuacion se define:
o, oyten a2a’k2 V., At
C=—|BE+W+ (a0, ™) + (v, )+ wi - ( mn )| (B20
WA ae 1 RN At + a0k, At + Qpcy,, 12 ( )
QrCt A0 P Cr,p ki Vi, SqBp
B=—(v, 2P ( minn ) pr WIS B.21
A )T \aek At o) T T (B:21)
Sustituyendo:
n—+1 n+1 n+1 n+1 __
EPT+CPT + WP +WI P =B (B.22)

Esta ecuacion representa el flujo de fluidos en el yacimiento. Para su resolucion, se requiere
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una ecuacion auxiliar que representaré el pozo. Retomando la ecuacion B.3:

2nrhk OP anf

_ or Ol B.
q [ or +Coefalm ot ( 3)

Al centrarse en los fenomenos dentro del pozo, se discretiza considerando el almacena-
miento. Ademés, para contemplar el cambio volumétrico de la produccion se multiplica el
gasto por el factor volumétrico B. La discretizacion resulta similar a la ecuacion B.5:

COE atm 7N n
qB = —WI(Pj, — Pyy,)" ' + %(Pwﬁ ~P,) (B.23)

Nuevamente se sustituye la ecuaciéon B.18 para considerar el dano en la formacion:

n+1
¢B =-WI (Pfi — (Pus. — @D

Wh (B.24)
Cvoef alm SqBM ntl SQBM n '
P S (1 - S
AL (( 5T Tk T T
Desarrollando y agrupando términos:
n n SqBILL oef alm n oef alm n
qB = ~WI P+ WI Pyt — W= 4 St Pt St
+Ooef alm SQBM S ’
At kh
Coe alm Ooe alm SqBﬂ
W pril oy Zedlalm prtd  yyp opntl _ g p oy Zeefalm pn -y 280
wfi + At wf; fi qb + At wf; + kh
Resulta
Ooef alm Caef alm SQBM
Wi )P"+1 _WI P — 4B P+ w242k B.25
( A e i TP Ty en T kh (B.25)
Definiendo: o
D=(WI+ Aft“”) (B.26)
Ooef alm Sun
Byen = qB n+WI—— B.27
w= b N e W (B-27)
Reescribiendo B.25:
D Pyt —WI Pi*Y = By (B.28)

Finalmente queda el sistema de ecuaciones que modelan el flujo de un fluido monofasico
ligeramente compresible a través de la fractura natural y el pozo, en coordenadas radiales,
considerando la funciéon de transferencia matriz-fractura tipo PSS:
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E P+ C PP W PP+ WI P =B (B.22)

fir1

D P;‘j[il - WI PEH = Buell (B.28)

donde:

v, k !
E=T", — [ - ] Bpeff B.14
i+3 rAr i(Oé’f’ pAr | ( )
i+3
v krerr |
= TTL 1 = |: r ] f7eff Bl
W i-3 rAr i(ar pAr | (B.15)
=3
k (oyTen a2a?k2 V., At
C=—-|E+W V.= V. ! WI — m T B.20
W (O“’ i ) + ( AL ) + <a(mkmm + quctmu?) (B.20)
(bfct OéO'(met km Vi, qB,uS
B=—(V,. Lypr — m )P AW ——— B.21
( CAL ) Ji <Oz0kmAt+¢mCtm,u> m’—'— 27Tk7feffh ( )
Coef al
D= (WI ﬂ) B.26
Coef alm C]BMS
Byen = qB Pl —WI—"—— B.27
1l q + At w f; Qﬂ_kfeffh ( )
2

Wi = a2 Krerrh (B.6)

()
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Transitorio (USS)

Recordando el modelo matematico para 1D: Ecuacion de difusiéon en el medio fractu-

rado
%%Q%%) +g4T= (¢ct)fa§f (3.105)
Ecuacion de difusion en la matriz:
= (¢ct)mag;;" (3.101)
Ecuacion de transferencia USS:
Tuss = (@ ¢t)m AL, (3.103)

ot
donde
AP, = AP

-5 (- ()4 3100
n=1,3,5

El procedimiento para desarrollar el modelo numérico comienza de la misma manera
que el modelo PSS, discretizando la ecuaciéon 3.154:

o) (o 5 = ) = [ () e = )

X X b0 (B.29)
n+ n+ n n
+(80) "+ Vi (1) = (Vi) (P - )
Para el gasto del pozo, se emplea la ecuacion B.5:
q=—WI(Py, = Puy,) (B.5)
donde: orkch
WI=a—"r~ (B.6)
pin(.2)
Reemplazando B.5 en B.29:
V;” kf eff n+1 n+1) V;‘ kf eff n+l _ pn+l
[rATL(aT WATr > (Pf‘“ P ' ) [TAT] '<oz AT ) (Pfl Pfi—l) (B.30)
n+1 n+1 ¢fct n n '
+(—W[(Pfi—owi)) + Vi (1), (Vn' A;)(Pffl_Pfi)

Para el paso siguiente se debe sustituir el término de transferencia, por lo que se procede

98



a discretizar la ecuacion 3.103. Realizando diferencias finitas regresivas en el tiempo:

OAP, APl _AP?

= B.31
ot At ( )
Sustituyendo en la ecuacion 3.103:
AP AP?
Tuss = (@ c)m H—" A = (B.32)
t
Reemplazando los términos AP, con la ecuacion 3.104:
8 00 1 nm 2 n+1
@it (A1 - 5 X000 5e(— (F) =)))
TUSS = AL ™3 OO "y s 2 n (B.33)
(2P 1= 5T (- (3) 1))
Considerando que APy = P;,; — Py, se puede reescribir la ecuacién anterior como:
3 1 5 n+1
nmw
=201 35 (- (59
(pci)m H <( ) 72 Z”_L?”E’ n26 2 ¢
TUss = ——— (B.34)

At
- ((Pmi - Py)

8 oo 1 nm 2 "
= 5 (- () ) )
Desarrollando la multiplicacion:

n+1
8 oo 1 nm\ 2 i
= S e~ (T) #)

- _ (¢ cr)m H
v t 8 . 1 Ty 2 "
=\ Pini = Pr = (Bini = Py) | D one135 ﬁt‘/’( - (7) 5t>
n 8 oo 1 nmw\2
(Pini - Pf o [ﬁ Zn=1,3,5 ﬁff( — <7> et +1) Py
8 1 nm 2
e 0 il (= tn-i—l) Pn+1
TUSS = (¢Ct)mH * 2 Zn:1,3,5 n26( < 2 > c !
gy = 2
At 8 1 n 2
- (Pim' - P - ;) D ne135 ﬁ€< - (7) et > Pini
8 oo 1 nmw\2 . .
e (5] )
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ini

et [ (- () )
AR (e
S (- () )
5 (- (5

n2

‘I‘ Pn+1

_Pmi + P}l +

Agrupando términos:

(
e (B.35)
B (BN D
- [% E?=1,3,5 %e( - (%)2575”“) )Pini

Definiendo .

=[5 3 el (5)e)] o)
n=1,3,5
- [i > (- (gygtn)] (337
Resulta:

ross = LI np L npp 4 b-ap]  (B39)

Recordando la definiciéon de funciéon de transferencia: “flujo de la matriz hacia la fractura

natural en volumen L? por unidad de &rea L~2 por unidad de tiempo ¢!, por lo tanto

3
% = f ": sin embargo, se esta trabajando con las dimensiones ¢t~!, por lo que se dividira

entre H para resolver esta disparidad.

1>(¢0t)mH[(a

- — )PP+ (1=b)P} + (b— a)Pim-]

100



Finalmente:

TUuss =

(Pct)m [(a

@ = DPP + (1= B)PF + (b - a)PZ-m-] (B.39)

Sustituyendo en la ecuacion B.30:

] (o) (Pt = P
-] (o) (- P

+( - WPy - owi)>”+l (B.40)

((,th)m n+1 n o
V(R @ = VP 4+ (1= 0P} + (b= ) Pan
¢fct n+1 n '
= (V;’z Atf> (Pfi+ o Pfi)
Desarrollando las multiplicaciones:
Vi Kpers nt1
[rArL(a uAr) %Pfi“
Ve kfeff)
- PnJrl
J’AT-z(a AT :
Vi kfeff)” 11
_ ) pr
_rAr_z'(aT pAr /i1 i
Ve kfeff)"
5 Pn+1
* -TAT-Z'<O” pAr /il Jima
- WI Pt
+WI Pg};l
‘/n((bct) n-+1
(A =) P
" C’
+( (0C) (1-0)) P}
" C’
+ ( : gb t ))sz
¢f t ( pn n
= (7% f) (Pt — Py) (B.41)
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Tras agrupar términos:

) (o)

+ B [[T‘gr] '<mﬂk;:§:”f>i+§ " [’“‘XTL<(W%>?§ i P
reraen)s ) )
+ :rzr}i<arlzgf;> 1P}f11
+WI Pg};l
= () g (v ) - (v 500 )
Definiendo: ” .
E=Ty = [l rist )y
vy [ )
Resulta:
EPy
E+W+WI — (VH (gbgm(a _ 1)) + (Vn ¢fAC;f> Pn—H
+ [rirk(ar]jfif;) 1P}f11
+WI Pg};l
= (v = (v - ) Py = (.50 00— ) P

Nuevamente, para considerar el dano en la formacion:

Pwfs = Pwf — DPskin
SqBu
kh

:’LU_
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(B.45)

(B.17)

(B.18)



Sustituyendo P,y :

E Pn+1

Jir1
) (15

+ (= [Brwrwi-(v,

n [ Vr ](arkf,eff)” prtl

rAr pAr /il fima
SqBu
n+1
+WI <Pw -2k )
_ ¢fctf n (¢Ct)m n (¢Ct>m
Sea:
— (¢Ct)m (bfctf
C=—|E+W+WI-(V, N (a=1)+ (Vi At) (B.47)
_ ¢fctf n ((th)m n (¢Ct)m SQB/L
B = (V=g ) Phm (W R 0-0) = (VS5 0 Pt W= E (B4
Resulta:
E Py + C PR+ W PRt + WI Pyt = B (B.49)

Una vez representado el flujo en el yacimiento, se debe complementar con una ecuacion
para el pozo. El procedimiento es el mismo que el modelo anterior. Retomando la ecuacion
B.3:

2nrhk OP oP,
- C’oefalm ot ! (B3)

T o

Tras discretizar la ecuacion B.3 considerando B.18 para el factor dano y factor volumétrico:

n+1
B
gB = —WI (Pfi — (Pus, - M))

kh
C SqB SqB (B.50)
oef alm q H)TH_I ( q M)n
P, —— —(Pyp — ———
AL << ) i T
Desarrollando y agrupando términos:
SQBM C’oef alm Coef alm
B=-WIP +WI P —WI prft 2ol 4 pn
q fi + wf; kh + At wf; At wf;

0

+ Ooef almW
At kh
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CO@ atm CO@ atm S B
W Prt 4 Zecem prit _yyp prit — gy Zocdelmpn  py 2000

At whi At kh
Coef alm CVoef alm SQB[L

I )Pn+1 _WI P —¢B pro4 w242k B.51
(W T Ay e — WP = aB =g P W= (B.51)

Definiendo: o
D= (WI oef ““”) B.52
A (B.52)

C(oef alm SqB[L
Byenn = qB P, I— B.53
well = qD + Ap L wl +W i ( )
Resulta:

D Pg};l —WI P}:H = Byell (B.54)

Finalmente queda el sistema de ecuaciones que modelan el flujo de un fluido monofasico
ligeramente compresible a través de la fractura natural y el pozo, en coordenadas radiales,
considerando la funcién de transferencia matriz-fractura tipo USS:

n+1 n+1 n+1
E Py +C PR+ W PP+ WI Pit = B (B.49)
D Pyt —WI Pi* = By (B.54)
Donde
[V Kferr\™
E= T”% - [TATL(O” WAr >z‘+§ (B.43)
Vi Kferr\™
—T, = : B.44
W T"_% LAT]i(aT A )ié ( )
— (QSCt)m ¢fctf
C=—|E+W+WI-(V, (o )+ (V. - ) (B.4T)
¢fctf n (¢Ct)m n (¢ct)m SqBp
b= _(V” At )Pfi B <V At 0T b)>Pfi a (V At 0T a>)P“”' W
(B.48)
RS nr\?
.- [_ > (- () )] (B30
8 «— 1 nmw\2
=530 k(- (') 37
D= (WI 4 Goes ““”) (B.52)
At
Coef alm SQBM
p— i —— B.
Buen = qB + =5 Py + WI—— (B.53)
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WI = . m(%) (B.6)
=1 (B.55)
" O‘(asj:;)m (B.56)
"= L? (B.57)
7= % (B.58)
ro O H ety )y

- % (1 N 6(_575”)) Pi+ % (6(—8t”) - 6(—6t”+1)>1%m (B.59)

Ambas formulaciones fueron modificadas a partir de Teja Juarez y Torres Lopez (2023).
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